
Введение
Проведение газогидродинамических исследо�

ваний скважин (ГДИС) по индикаторной кривой
(ИК) и кривой восстановления давления (КВД), а
также комбинированных многоциклических
ГДИС (ИК�КВД) является необходимым и обяза�
тельным мероприятием, поскольку позволяет по�
лучить наиболее достоверную информацию о
фильтрационных параметрах и энергетическом со�
стоянии пластовых систем, необходимую для соз�
дания постоянно действующих моделей, эффек�
тивного управления процессами нефтегазодобычи
и принятия решений.

В настоящее время в нефтяных и газовых ком�
паниях России преобладают преимущественно
традиционные графоаналитические методы и тех�
нологии ГДИС, особенностью которых являются
[1]:
1. Число режимов исследования по ИК и время за�

вершения исследований на неустановившихся
режимах фильтрации по КВД планируется за�
ранее, что часто приводит к большим мате�
риальным затратам, связанным с простоями
скважин.

2. Процесс интерпретации результатов ГДИС по
графоаналитическому методу не позволяет по�
лучить параметры пластовых систем в режиме
реального времени.

3. Процедура определения режимов течения в
процессе проведения гидродинамических ис�
следований путем анализа производной КВД
вызывает значительные трудности при интер�
претации коротких недовосстановленных КВД,
особенно в условиях отсутствия радиального и
псевдорадиального режимов течения.
Следует отметить, что с целью сокращения вре�

мени исследований были предложены разные мо�
дификации традиционных ГДИС, включая широ�
ко известные методы монотонно�ступенчатого из�
менения дебита, такие как изохронный метод,
ускоренно�изохронный метод и др. [1–9].

Однако применение традиционных графоана�
литических методов и их модификаций при обра�
ботке результатов газогидродинамических иссле�
дований интеллектуальных скважин, оснащен�
ных стационарными информационно�измеритель�
ными системами в режиме реального времени, вы�
зывает значительные трудности, связанные с отме�
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Актуальность работы обусловлена необходимостью создания моделей и алгоритмов обработки результатов газогидродина=
мических исследований интеллектуальных скважин, оснащенных стационарными информационно измерительными система=
ми, позволяющими определять параметры пластов и скважин в процессе проведения испытаний в режиме реального времени.
Цель исследования: повышение эффективности и качества интегрированных систем моделей (дебитов, забойных давлений,
дополнительных априорных данных и экспертных оценок параметров газовых пластов) и алгоритмов адаптивной идентифика=
ции и интерпретации результатов комбинированных газогидродинамических исследований скважин на стационарных, по ин=
дикаторной кривой, и нестационарных, по кривой восстановления давления, режимах испытаний.
Методы. Использованы теоретические и практические разработки в области газогидродинамических исследований скважин,
системного анализа, идентификации систем, оптимизации функций и линейной алгебры. Для анализа точности и устойчивости
моделей и алгоритмов идентификации и интерпретации использовались промысловые данные газодинамических исследова=
ний скважин месторождения Тюменской области по индикаторной кривой и кривой восстановления давления, экспертные
оценки пластового давления и фильтрационных параметров пласта.
Результаты. Проведен анализ эффективности и качества моделей и алгоритмов идентификации и интерпретации на примерах
обработки результатов испытаний нефтяных и газовых скважин по индикаторной кривой и кривой восстановления давления.
Показано, что интегрированные системы моделей и алгоритмы адаптивной идентификации и интерпретации позволяют: опре=
делять фильтрационные параметры и энергетическое состояние пластов и скважин, число режимов и время завершения иссле=
дований в процессе их проведения в режиме реального времени; обеспечить устойчивость и повысить точность оценок прони=
цаемости, пъезопроводности пласта, пластового давления, скин=фактора скважины за счет использования и корректировки до=
полнительных априорных данных и экспертных оценок пластового давления и фильтрационных параметров пластов; обрабаты=
вать короткие недовосстановленные кривые забойного давления скважины после ее остановки.
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индикаторная кривая, кривая восстановления давления, интегрированные системы моделей, 
априорная информация, газоконденсатные месторождения.



ченными выше проблемами. Здесь необходимы но�
вые технологии, примером которых является ме�
тод адаптивной интерпретации ГДИС, модели и
алгоритмы идентификации и оптимизации, на ос�
нове современных достижений теории систем, си�
стемного анализа, идентификации и принятия ре�
шений в условиях неопределенности [10–13].

Данная работа является развитием технологии
адаптивной идентификации и интерпретации.
В ней проводится анализ эффективности и каче�
ства интегрированных систем моделей гидродина�
мических параметров с учетом и корректировкой
дополнительных априорных данных, а также ре�
куррентных и не рекуррентных алгоритмов адап�
тивной интерпретации результатов комбиниро�
ванных ГДИС (ИК�КВД).

Интегрированные системы моделей 
комбинированных ГДИС
Анализ эффективности и качества алгоритмов

адаптивной идентификации и интерпретации ком�
бинированных ГДИС проведем на примерах инте�
грированной системы моделей (ИСМ) индикатор�
ной кривой Форхгеймера [14, 15] с учетом допол�
нительной информации о пластовом давлении p–пл,n

и коэффициентах фильтрационного сопротивле�
ния a–n, b–n [10]

(1)

и интегрированной системы моделей КВД с учетом
дополнительной информации о пластовом давле�
нии p–пл,n и параметрах –1,n, –2,n [12]

(2)

где p*
з1,n – фактические значения забойного давле�

ния, полученные на разных режимах работы сква�
жины n; p*

з2,n – фактические значения забойного да�
вления, полученные в моменты времени tn после
остановки скважины; nk – число режимов исследо�
вания по индикаторной кривой; ntk – объем данных
забойного давления; t–r – экспертная оценка време�
ни восстановления забойного давления до пласто�
вого; n, n, n, n – случайные величины, предста�
вляющие погрешности измерений дебита и забой�
ных давлений скважины, ошибки дополнитель�
ных априорных сведений и экспертных оценок.

Отметим, что в моделях (1), (2) число режимов
nk и время завершения исследований tk по КВД яв�
ляются неизвестными параметрами и определяют�
ся наряду с неизвестными параметрами p2

пл,n, an, bn

ИСМ ИК (1) и параметрами 1,n, 2,n ИСМ КВД (2) в

процессе их проведения. Введение поправочных
коэффициентов hкj, n, j=1,3


позволяет организовать

процесс корректировки дополнительных данных и
экспертных оценок p–2

пл,n, a–n, b
–

n (1) и экспертных
оценок –1,n, –2,n (2) в процессе проведения газоги�
дродинамических исследований и соответственно
организовать процесс обучения экспертов.

Алгоритмы адаптивной идентификации 
и интепретации ГДИС
Решение задачи идентификации комбиниро�

ванных ГДИС с использованием ИСМ (1), (2) рас�
смотрим на примере ИСМ КВД (2), представленной
в унифицированном матричном виде

(3)

где yn
*=((p*

з2,n)2, n=

1,ntk


) – вектор столбец фактичес�
ких значений квадратов забойных давлений в мо�
менты времени tn; F0,n=(n=(1,lg(tn)),n=


1,ntk


) – ма�

трица модели КВД; – матрица моде�

ли дополнительных априорных данных
z–n=(–1,n,–2,n,p–2

пл,n) – вектор дополнительных ап�
риорных данных; n=(1,n,2,n) – вектор столбец не�
и з в е с т н ы х п а р а м е т р о в м о д е л и К В Д ;
Hк,n=diag(hк1,n,hк2,n,hк3,n) – диагональная матрица
параметров корректировки дополнительных дан�
ных z–n; n, n – векторы случайных величин.

Процедура адаптивной идентификации ИСМ
(3) заключается в решении двух оптимизационных
задач по определению параметров модели КВД
n

*=(*
1,n(n), *

2,n(n)) и управляющих параметров
n

*(h*
з,n,h*

р,n,h*
к,n) [12, 13]:

(4)

(5)

где запись означает точку минимума 

х* функции f(x) Ф(n,n) – ком�

бинированный показатель качества, составленный
из частного показателей качества модели КВД
J0(n,h*

з,n) и частного показателя качества модели
дополнительных априорных данных и экспертных
оценок Ja(n,h*

p,n,h*
к,n); h*

з,n, h*
р,n, h*

к,n – управляющие
параметры забывания для организации процесса
адаптивной интерпретации, регуляризации и кор�
ректировки дополнительных данных и эксперт�
ных оценок [12].

Аналогично (4), (5) формулируется задача оп�
тимизации для ИСМ ИК (1), где

*( ( ) min ( ));
x

f x f x

arg min ( )
x

f x

* *
0arg min ( ( )),

n
n n nJ
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1, 0
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a p*
пл,n, an

*, bn
* – оптимальные оценки пластового да�

вления и коэффициентов фильтрационного сопро�
тивления.

Процесс адаптивной интерпретации комбини�
рованных ГДИС, с использованием моделей (1), (2)
и решением оптимизационных задач (4), (5) состо�
ит из следующих основных этапов:
1. С использованием технологии адаптивной

идентификации (4), (5) по КВД первого режима
исследований (КВД 1, рис. 4) получаем данные
о параметрах пласта, приведенные в табл. 2, ко�
торые далее используем в качестве дополни�
тельных сведений.

2. Процесс идентификации ИСМ ИК (1) начинаем
со второго режима гидродинамических иссле�
дований при n=2, где в результате решения за�
дач (4), (5) получаем оценки коэффициентов
фильтрационного сопротивления a и b.

3. После второго режима гидродинамических ис�
следований по ИК и КВД принимается решение
о их завершении на основе визуального анализа
графика, зависимости оценок параметров пла�
ста и скважины от номера режима исследова�
ний и времени (рис. 2, 3, 8) либо по критерию
стабилизации оценок, где, например, за момент
их завершения nk принимается то значение n,
при котором выполняется неравенство [11]

j – заданная точность. В противном случае перехо�
дим к третьему, четвертому и т. д. режиму иссле�
дований до выполнения критерия стабилизации
оценок.

Следует отметить, что приведенная выше схема
интерпретации комбинированных ГДИС в отличие
от традиционных схем дает возможность прини�
мать решение о завершении исследований в про�
цессе их проведения без участия квалифицирован�
ного интерпретатора.

Результаты идентификации и интерпретации ГДИС
Результаты идентификации и интерпретации

комбинированных ГДИС газоконденсатного ме�
сторождения Тюменской области приведены на
рис. 1–8 и в табл. 2.

Исходные данные для результатов интерпрета�
ция скважин № 1180, 1041, приведенные на рис. 5
(линия 1), рис. 7 (линия 1), и в табл. 1.

На рис. 1, 2 приведены оценки коэффициентов
фильтрационного сопротивления ИСМ (1) an

*=2
*(n

*),
bn

*=3
*(n

*), полученные с использованием исходных
данных дебитов и забойных давлений скважины
№ 1180 на трех режимах исследований (табл. 1). Для
решения оптимизационной задачи (4) использован
комбинированный показатель качества, состоящий
из квадратичного показателя качества модели ИК и
квадратичного показателя качества экспертной
оценки –1,n=p–2

пл,n квадрата пластового давления

(6)

Таблица 1. Исходные данные для скважин № 1180 и 1041
Table 1. Initial data of wells 1180 and 1041

В данном случае оптимизационная задача (4),
по аналогии с [13], сводится к решению систем ли�
нейных алгебраических уравнений (СЛУ) вида

(7)

где запись ||X||W2 означает квадратичную форму
XTWX; yn

*=((p*
з1,n)2, n=


1,ntk


)T – вектор столбец фак�
тических значений квадратов забойного давления,
полученных на разных режимах работы скважи�
ны; F0,n=(n=(1,qn,qn

2), n=

1,nk


) – матрица ИСМ (1);
n=(1,n=p2

пл,n,2,n=an,3,n=bn)T – вектор неизвестных
значений параметров модели (1); pпл,n, p–пл,n – началь�
ное пластовое давление и его экспертная оценка;

–
диагональная матрица значений весовой функции

, ,( ) diag(exp(( ) / ), 1, , 1, 1)n n k kh n i h n n i n    К з з

0, , 0, p,

*
1,0, , p, ,

( ( ) )

( ( ) ),

T
n n n n n

T
nn n n n n

F h F h

F h h h 

 

 

I

y

К

К

з

з к

Параметры пласта и скважины 
Reservoir and well parameters

Значение/Value
Скважина/Well
1180 1041

Пластовая температура
Reservoir temperature Тпл, 0К 297,85 353,9

Радиус скважины/Well radius rc, м (m) 0,108 0,108
Атмосферное давление pcm, кгс/см2

Pressure at standard condition pcm, (kgf/cm2)
1,033 1,033

Температура при нормальных условиях
Standard condition temperature (+20 °C) Тcm, 0К 293 293

Коэффициент сжимаемости газа 
при пластовых условиях z
Compressibility of gas under reservoir conditions z

0,963 0,879

Коэффициент общей сжимаемости газа
Total compressibility сt, см2/кгс (cm2/kgf) 0,0452 0,00387

Пористость/Porosity m, д. е 0,32 0,113
Эффективная мощность пласта
Formation effective thickness h, м (m)

57,2 168,2

Динамическая вязкость
Gas viscosity , сП (cp)

0,0117 0,02

Дебит скважины на режиме 1
Well flow rate at stage 1 q0,1, тыс м3/сут 
(thousand m3/D)

143,89 280,56

Дебит скважины на режиме 2
Well flow rate at stage 2 q0,2, тыс м3/сут 
(thousand m3/D)

71,08 153,56

Дебит скважины на режиме 3
Well flow rate at stage 3 q0,3, тыс м3/сут 
(thousand m3/D)

104,41 209,39

Дебит скважины на режиме 4
Well flow rate at stage 4 q0,4, тыс м3/сут 
(thousand m3/D)

126,06 250,13

Экспертная оценка времени 
восстановления забойного давления t–r, ч
Expert estimate of time for pressure build up
curve fully recovers t–r, hour

3 72

Экспертная оценка пластового давления
Expert estimate of reservoir pressure p–пл, кгс/см2

(kgf/cm2)
23,8 262

Экспертная оценка проводимости пласта
xpert estimate of reservoir conductivity –,
Д.м/сП (D.m/cp)

2100 4,5

,

, p, ,

2* 2
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w (x/hз) с параметром забывания hз,n; I – единичная
матрица.

Рис. 1. Оценки коэффициента сопротивления a, (кгс/см2)2/
(тыс. м3/сут)

Fig. 1. Estimates of flow coefficient a, (kgf/cm2)2/(thousand
m3/D)

Рис. 2. Оценки коэффициента сопротивления b, (кгс/см2)2/
(тыс. м3/сут)2

Fig. 2. Estimates of flow coefficient b, (kgf/cm2)2/(thousand
m3/D)2

На рис. 3 приведены оценки проводимости пла�
ста скважины № 1180 по КВД четвертого режима
исследований (рис. 5 КВД 4) без корректировки
(hк,n=1) экспертных оценок проводимости пласта
–n=2100 Д.м/сП и –n=1400 Д.м/сП, заданных с
ошибками ±20 % (линии 3, 4) и с корректировкой
экспертных оценок при hк,n=h*

к,n (линии 1, 2):

(8)

где значения q0,4, Tпл, pст, Tст приведены в табл. 1.
Оценки параметра  *

2,n(n
*) (8) определялиcь по

аналогии с (3), (6), (7) с использованием комбини�
рованного показателя качества, состоящего из
квадратичного показателя качества модели КВД и
квадратичного показателя качества экспертной
оценки проводимости пласта –n

(9)

путем решения СЛУ вида

(10)

где yn
*, F0,n определены в (3),

– диагональная матрица весовых функций.
Решение оптимизационной задачи (5) для опре�

деления управляющих параметров hз,n, hк,n, hр,n в
(6), (7), (9) (10), по аналогии с [13], сводилось к по�
следовательному решению одномерных оптимиза�
ционных задач по определению параметра регуля�
ризации h*

р,n, параметра корректировки h*
к,n и пара�

метра забывания h*
з,n с использованием метода ди�

хотомии [16].
Следует отметить, что управляющие параме�

тры hз,n, hк,n, hр,n в (7), (10) также могут определить
методом деформированного многогранника [17].

В табл. 2 приведены оценки проводимости n
*

(8), пъезопроводности n
*, пластового давления p*

пр,n

и инстинного скин�фактора S0
*

(11)

полученные по КВД трех газовых скважин на раз�
ных режимах их работы, где *

1,n(n
*), *

2,n(n
*) –

оценки параметров модели КВД (2), (3), получен�
ные путем решения СЛУ (10); h, m, ct, rc приведены
в табл. 1. Приведенный радиус скважины r*

np,n в (11)
определялся из уравнения

следующего из модели КВД для однородно пори�
стого пласта (2) [1]. Здесь p2

з2,0 – квадрат пластового
давления в момент остановки скважины t0;
bn

*=3
*(n

*) – оценка коэффициента фильтрационно�
го сопротивления, полученная из решения СЛУ (7).

Анализ результатов, приведенных на рис. 2, 3 и
в табл. 2, показывает, что оценки фильтрацион�
ных параметров пласта, проводимости, пъезопро�
водности, пластового давления и скин�фактора
скважины, полученные методом адаптивной ин�
терпретации (АИ), начиная со второго режима ис�
следований, практически не уступают оценкам на
последующих режимах, а также приближениям с
использованием программы Saphir, что позволяет
сократить время проведения комбинированных
ГДИС и, следовательно, время простоя скважин.

Обработка большого объема данных о забойном
давлении скважины c решением системы линей�
ных уравнений вида (7), (10) затрудняет процесс
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интерпретации комбинированных ГДИС в режиме
реального времени. В этой связи на основе рекур�
рентных алгоритмов [18, 19], в работе предлагает�
ся параметры модели ИСМ КВД (3) определять с
использованием рекуррентного алгоритма без ре�
шения СЛУ и обращения матрицы [13].

(12)

n=(1,lg(tn)) – вектор строка; 0
*=hкz–0 – вектор на�

чальных оценок параметров.

Рис. 3. Оценки проводимости пласта скважины № 1180 с
корректировкой (линии 1, 2) и без корректировки экс=
пертных оценок проводимости пласта (линии 3, 4)

Fig. 3. Estimates of reservoir conductivity of well 1180 with (li=
ne 1, 2) and without (line 3, 4) correction of expert esti=
mates of reservoir conductivity

Рис. 4. Исходные (линия 1) и восстановленные (линия 2)
значения забойного давления комбинированных
ГДИС скважины № 1180 на трех режимах исследова=
ний

Fig. 4. Actual (curve 1) and matching (curve 2) data of bot=
tomhole pressure of combined gas well test number
1180 with three test stages

Таблица 2. Оценки параметров пласта и скважины
Table 2. Estimates parameters of reservoir and well

Определение оптимальных значений упра�
вляющих параметров забывания, регуляризации и
корректировки ввиду большого объема вычисле�
ний предлагается, по аналогии с [13], определять
не на всем диапазоне забойных давлений, а в опре�
деленные моменты времени tn(k), k=1,2,3…, на соот�
ветствующих участках, например через 3–5 часов
газогидродинамических исследований.

Рис. 5. Исходные (линия 1) и восстановленные (линии 2, 3)
значения КВД скважины № 1180

Fig. 5. Actual (curve 1) and matching (curve 2, 3) data of bot=
tomhole pressure well 1180

На рис. 5 приведены исходные (линия 1) и вос�
становленные значения КВД четвертого режима ис�
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АИ 
AI

1 1,35 315,7 478 23,69 –1,38

2 0,48 292,4 443 23,59 –1,61

3 0,78 331,3 506 23,64 –1,36

4 1,36 354,6 537 23,69 –1,31

Saphir 335,2 508 23,65 –1,22

1125
АИ 
AI

1 1,04 565,1 564 22,41 –1,88

2 0,48 547,8 551 22,23 –1,41

3 0,50 559,3 560 22,39 –1,32

4 0,58 604,2 609 22,51 –1,34

Saphir 604,3 613 22,51 –1,26

1180
АИ 
AI

1 0,98 1682,4 2033 23,99 –3,08

2 0,34 1806,6 2183 23,94 –1,72

3 0,29 1692,3 2045 23,97 –2,59

4 0,57 1745,8 2109 23,99 –2,61

Saphir 1712,1 2069 23,98 –3,01
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следований (рис. 4 КВД�4), где оценки параметров
проводимости (8) определялись путем решения СЛУ
(10) (линия 2) и по рекуррентным алгоритмам (12)
(линия 3) при =z–0=(0,–2,0=2100 Д.м/сП).

На рис. 6 приведены оценки проводимости пла�
ста, полученные путем решения СЛУ (10) (ли�
ния 1), и с использованием рекуррентных алго�
ритмов (12) (линия 2). Линией 3 изображены оцен�
ки проводимости пласта, полученные традицион�
ным методом наилучшего совмещения, который
следует из (10) при hp,n=0.

Рекуррентные оценки проводимости пласта не
уступают по точности нерекуррентным оценкам,
что подтверждает целесообразность их практиче�
ского использования (рис. 5, 6).

Рис. 6. Оценки проводимости пласта скважины № 1180

Fig. 6. Estimates of reservoir conductivity of well 1180

На рис. 7 приведены исходные (линия 1) и вос�
становленные значения КВД скважины 1041, где
оценки параметров проводимости (8) определя�
лись адаптивным методом интерпретации путем
решения СЛУ (10) (линия 2).

На рис. 8 приведены оценки проводимости пла�
ста скважины № 1041, полученные адаптивным
методом интерпретации путем решения СЛУ (10)
(линия 1), адаптивным методом наилучшего сов�
мещения при hp,n=0 (линия 2) и адаптивным мето�
дом наилучшего совмещения с регуляризацией
при hp,n=h*

p,n (линия 3) [20].
Стабилизация оценок проводимости пласта,

полученных методом адаптивной интерпретации с
учетом и корректировкой априорной информации
(рис. 8, линия 1), наступает в пределах 3–5 часов,
что значительно раньше по сравнению с оценками,
полученными адаптивным метом наилучшего сов�
мещения с регуляризацией (рис. 8 линия 3), газо�
гидродинамических исследований.

Результаты интерпретации, приведенные на
рис. 6, 8 (линия 1), отражают устойчивость оценок
проводимости пласта, полученных методом адап�
тивной интерпретации с учетом и корректировкой
априорной информации, и их достаточно быструю
сходимость.

Рис. 7. Исходные (линия 1) и восстановленные (линия 2)
значения КВД скважины № 1041

Fig. 7. Actual (curve 1) and matching (curve 2) data of bot=
tomhole pressure well 1041

Рис. 8. Оценки проводимости пласта скважины № 1041

Fig. 8. Estimates of reservoir conductivity of well 1041

Выводы
Проведен анализ эффективности и качества мо�

делей и алгоритмов идентификации и интерпрета�
ции результатов газогидродинамических исследо�
ваний интеллектуальных скважин, позволяющих
определять фильтрационные параметры и энерге�
тическое состояние пластов, число режимов и вре�
мя завершения исследований в процессе их прове�
дения.

Приведенные модели и алгоритмы интерпрета�
ции комбинированных газодинамических иссле�
дований четырех газовых скважин, оснащенных
стационарными информационно измерительными
системами, показывают, что разработанные моде�
ли и алгоритмы адаптивной идентификации и ин�
терпретации с учетом и корректировкой дополни�
тельных априорных данных и экспертных оценок
параметров пластов позволяют:

Известия Томского политехнического университета. Инжиниринг георесурсов. 2018. Т. 329. № 10. 67–75
Сергеев В.Л., Нгуен Т.Х.Ф. Модели и алгоритмы адаптивной интерпретации результатов комбинированных ...

72



1) обеспечить устойчивость и повысить точность
оценок проницаемости, пъезопроводности пла�
ста, пластового давления, скин�фактора сква�
жины;

2) сократить число режимов исследований по ин�
дикаторной кривой до трех циклов и время про�
ведения комбинированных газогидродинами�
ческих исследований;

3) обрабатывать короткие недовосстановленные
кривые восстановления давления.
Показана целесообразность использования ре�

куррентных алгоритмов адаптивной идентифика�
ции с учетом априорной информации, что позво�
ляет обрабатывать большие объемы данных за�
бойного давления, сократить вычислительные
затраты.
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MODELS AND ALGORITHMS FOR ADAPTIVE INTERPRETATION OF COMBINED WELL TEST DATA 
OF INTELLIGENT WELLS
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The urgency of the discussed issue is caused by the need to develop models and adaptive algorithms to analyze combined well test data
of intelligent wells equipped with permanent downhole gauges which allow determining the parameters of reservoirs and wells when
testing in real time.
The main aim of the study is to increase the efficiency and quality of integrated systems of models (rates, bottomhole pressures, ad=
ditional a priori data and expert estimates of gas reservoir parameters) with variable time=dependent parameters and algorithms for
adaptive identification and interpretation of combined well test data at steady and unsteady state of well test by indicator diagram and
pressure building up curve.
The methods used in the study are the theoretical and practical developments in well testing, system analysis, system identification, op=
timization of functions and linear algebra. For analyzing the accuracy and stability of models and algorithms of identification and inter=
pretation the authors used the field data of well test by indicator diagram and pressure building up curve, expert estimates of reservoir
pressure and filtration parameters.
Results. The analysis of the efficiency and quality of models and algorithms of identification and interpretation on the examples of pro=
cessing oil and gas well test data by indicator diagram and pressure building up curve has shown that integrated systems of models and
algorithms of adaptive identification and interpretation allow: determining filtration parameters and the energy state of reservoirs and
wells, the number of test stages and the completion time of the test within data input process in real time; providing stability and impro=
ving accuracy of estimates of permeability, reservoir conductivity, reservoir pressure, well skin factor due to the use and correction of
additional a priori data and expert reservoir pressure and reservoir filtration parameters; analyzing short poorly reconstructed bottomhole
pressure building up curves after well shut in.

Key words:
System analysis, identification, interpretation, well test, indicator diagram, pressure building up curve, 
integrated systems of model, a priori information, gas condensate fields.
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