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Tóm tắt: Dung dịch khoan đóng một vai trò quan trọng trong công tác khoan phục vụ khảo 

sát địa chất, xây dựng và khai thác nước.Tính chất của dung dịch khoan bị ảnh hưởng bởi 

nhiều yếu tố khác nhau. Một trong số đó là ảnh hưởng của muối khi khoan ở các khu vực bị 

nhiễm mặn. Trong bài báo này, ảnh hưởng của hàm lượng bentonite, thời gian ủ và hàm 

lượng muối lên tính chất của dung dịch khoan được đánh giá thông qua các thí nghiệm theo 

tiêu chuẩn của Viện dầu khí Hoa kỳ (API). Kết quả từ thí nghiệm chỉ ra rằng, hàm lượng 

bentonite và thời gian ủ có ảnh hưởng lớn đến độ nhớt, khả năng thất thoát nước của dung 

dịch khoan. Khi tăng lượng bentonite từ 1% lên 5% khối lượng, độ nhớt dẻo tăng từ 0,5 cP 

lên 5,5 cP trong khi lượng nước thải ra giảm từ 43,2 ml xuống 18,3 ml. Ngược lại, sự nhiễm 

mặn do muối NaCl làm giảm chất lượng của dung dịch khoan. Các thông số độ nhớt giảm 

đáng kể khi tăng nồng độ NaCl. Kết quả ghi nhận được từ thí nghiệm độ thải nước cho thấy 

lượng nước thất thoát tăng xấp xỉ gấp 2 lần khi tăng lượng NaCl từ 0,5% lên 2% tỉ lệ theo 

khối lượng. Các kết quả từ thí nghiệm là cơ sở để tiếp tục nghiên cứu ảnh hưởng của các yếu 

tố khác lên dung dịch khoan, góp phần nâng cao hiệu quả của công tác khoan ở các khu vực 

nhiễm măn, ven biển.  

Từ khóa: Dung dịch khoan; Ảnh hưởng của muối; Bentonite; Ngập mặn. 

 

1. Giới thiệu 

Khoan là quá trình phá hủy đất đá trong lòng đất tạo ra giếng hoặc đường dẫn nhăm phục 

vụ: Khai thác dầu khí, khai thác nước, hầm ngầm, khoan cọc nhồi và khảo sát địa chất,… Đặc 

biệt, trong ngành công nghiệp dầu khí thì công tác khoan được xem như là một hoạt động tiên 

quyết bắt buộc cần phải có đối với bất kì một dự án lớn nhỏ nào. Về mặt tài chính, chi phí 

khoan cho một dự án dầu khí bình quân sẽ chiếm từ 50-80% trên tổng chi phí ở giai đoạn tiềm 

kiếm thăm dò và 30 đến 80% trên tổng chi phí phát triển mỏ [1]. 

Trong khi khoan, chất lượng dung dịch ảnh hưởng rất lớn đến hiệu quả của một giếng 

khoan vì chi phí cho dung dịch khoan được ước tính chiếm khoảng 25-40% của toàn bộ chi 

phí công tác khoan [2]. Để đảm bảo quá trình khoan đạt hiệu quả tốt nhất, hỗn hợp dung dịch 

khoan sẽ đảm bảo một số chức năng chính như: (i) Giảm nhiệt độ và ma sát do quá trình phá 

hủy đất đá gây ra [3]. Chức năng thứ hai của dung dịch khoan là đưa các đất đá bị phá hủy 

trong quá trình khoan tạo ra đi lên bề mặt [3]; (ii) Làm sạch đáy giếng, dung dịch khoan sẽ 
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được bơm thông qua chuỗi cần khoan và tạo ra áp lực để đẩy các vụn đất đá phá hủy trong quá 

trình khoan lên bề mặt; (iii) Duy trì áp suất đáy giếng, giảm nguy cơ xâm nhập của nước hoặc 

khí tự nhiên từ thành hệ vào giếng [3]; (iv) Ổn định thành giếng khoan, ngăn không cho mất 

mát dung dịch khoan nhờ vào lớp sét xung quanh thành giếng [4]; (v) Hỗ trợ thu thập và minh 

giải các dữ liệu từ mẫu lõi, địa vật lý [5].  

Các loại dung dịch khoan khác nhau được xác định dựa trên chất nền bao gồm gốc nước, 

gốc dầu và dung dịch dạng khí [5]. Dung dịch khoan dạng khí được hiểu mùn khoan được vận 

chuyển bởi áp lực từ việc thổi khí tốc độ cao. Với các tính chất thành hệ và điều kiện kỹ thuật, 

các nhà thầu khoan tại Việt Nam thường ưu tiên sử dụng các loại dung dịch gốc nước và gốc 

dầu [6]. Dung dịch khoan gốc dầu được sử dụng khi khoan qua các địa tầng phức tạp dễ bị sự 

cố do sét trương nở, nhiệt độ phức tạp. Nhược điểm của dung dịch khoan gốc dầu là nguy cơ 

ô nhiễm môi trường và chi phí cao Vì vậy, dung dịch khoan gốc nước được ưu tiên sử dụng 

rộng rãi trong nhiều lĩnh vực như khoan dầu khí, khoan khảo sát địa chất, xây dựng và khai 

thác nước. Dung dịch khoan gốc nước được pha chế đơn giản với thành phần chính là sét 

bentonite, chi phí hợp lý và giảm thiểu tác động môi trường. 

Gần đây, tại Việt Nam, nhiều dự án được phát triển dọc theo các vùng ven biển [7], cũng 

như nước biển dâng làm tình trang nhiễm mặn tăng cao [8] kéo theo đó công tác khoan và thi 

công các công trình ở những vùng này diễn ra thường xuyên hơn [9]. Tuy nhiên, một trong 

những thách thức khi khoan ở những vùng ven biển này là sự tác động của muối (chủ yếu là 

NaCl) lên tính chất của dung dịch khoan [10]. Một số nghiên cứu về ảnh hưởng của muối lên 

tính chất của dung dịch khoan đã được công bố bởi các tác giả trên thế giới. Tác giả [11] đã 

tiến hành các thí nghiệm trên dung dịch khoan gốc nước có chứa muối KCl. Sự có mặt của 

muối KCl làm giảm độ nhớt của dung dịch khoan gốc nước. Nghiên cứu chưa đưa ra kết quả 

về độ thải nước của dung dịch. Nghiên cứu của [12] chỉ ra rằng sự nhiễm bẩn của muối NaCl 

làm cho dung dịch bị giảm độ nhớt và điện trở suất khoảng từ 10-18%. Nghiên cứu của [13] 

đã đánh giá ảnh hưởng của muối MgCl2 lên chất lượng của dung dịch khoan. Tác giả kết luận 

rằng muối MgCl2 làm suy giảm các tính chất độ nhớt của dung dịch và làm tăng lượng nước 

thất thoát vào thành hệ. Tại Việt Nam, các nghiên cứu về dung dịch khoan sử dụng trong khảo 

sát địa chất, xây dựng và khai thác nước vẫn còn ít. Nghiên cứu nhóm tác giả [6] trình bày bài 

báo về đánh giá tính chất dung dịch khoan áp dụng cho khu vực có hàm lượng CO2 cao. 

Nhóm tác giả khảo sát ảnh hưởng của khí CO2 lên tính chất của dung dịch trong quá trình thi 

công tại thực địa. Do đó, việc nghiên cứu tính chất của dung dịch khoan bentonite dưới tác 

động của muối là rất cấp thiết. 

Ở nghiên cứu này, ảnh hưởng của hàm lượng bentonite, thời gian ủ dung dịch và hàm 

lượng muối NaCl lên các tính chất của dung dịch khoan sẽ được đánh giá. Các mẫu dung dịch 

được pha trộn và đánh giá các tính chất lưu biến và thải nước ở điều kiện phòng thí nghiệm. 

Thực nghiệm cho thấy, sự xuất hiện của muối NaCl làm giảm chất lượng của dung dịch 

khoan bentonite. Hàm lượng muối càng cao có thể gây ra sụt 

giảm về độ nhớt của dung dịch và gia tăng lượng nước thải ra 

trong suốt thời gian thí nghiệm. Từ đó giúp đưa ra các giải pháp 

khắc phục và nâng cao chất lượng của dung dịch khoan bentonite 

trong các nghiên cứu kế tiếp. 

2. Vật liệu và phương pháp thí nghiệm 

2.1. Vật liệu 

Nước sử dụng trong thí nghiệm được lấy từ hệ thống nước ở 

khuôn viên trường Đại học Bách Khoa, Đại học Quốc gia thành 

phố Hồ Chí Minh. Bentonite dạng bột được cung cấp bởi Phòng 

thí nghiệm hiện trường, Khoa Kỹ thuật Địa chất và Dầu khí Hình 1. Bột bentonite. 
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(Hình 1). Muối Sodium Chloride (NaCl) có khối lượng phân tử (M = 58,44) với độ tinh khiết 

> 99,5% được sản xuất bởi công ty Guangdong Guanghua, Trung Quốc. 

2.2. Quy trình thí nghiệm 

 

Hình 2. Quy trình thực hiện thí nghiệm. 

Cân điện tử Explorer Balances (Ohaus Corporation, Hoa Kỳ) được dùng để xác định 

khối lượng các hóa chất sử dụng. Sau đó, hỗn hợp của nước, bentonite và muối được khuấy 

với tốc độ quay 6000 vòng/ phút trong 30 phút bằng máy khuấy tốc độ cao (Hamilton Beach, 

Hoa Kỳ), được trình bày ở Hình 2b. Tỷ lệ % khối lượng các thành phần của dung dịch được 

trình bày ở Bảng 1. Dung dịch được ủ trong thời gian 24 giờ và 48 giờ sau khi khuấy nhằm 

đánh giá ảnh hưởng của thời gian ủ lên tính chất dung dịch khoan. Thiết bị đo độ nhớt Model 

800 Viscometer (OFI Testing Equipment, Inc., Hoa Kỳ) (Hình 2c) được dùng để xác định 

tính chất lưu biến của dung dịch. Cân tỉ trọng được dùng để đo tỷ trọng của dung (Hình 2d). 

Cuối cùng, độ thải nước và độ dày lớp bùn được xác định bằng cách tiến hành thí nghiệm độ 

thải nước với thiết bị OFITE Filtration (OFI Testing Equipment, Inc., Hoa Kỳ) (Hình 2f). 

Mỗi phép đo được lặp lại hai lần. Các thí nghiệm được thực hiện theo tiêu chuẩn của Viện 

Dầu khí Hoa Kỳ (American Petroleum Institute - API). 

Bảng 1. Công thức pha trộn dung dịch theo tỷ lệ % khối lượng. 

Mẫu 
Nước Bentonite NaCl Thời gian ủ 

(%) (%) (%) (giờ) 

F1 99,0 1,0 0,0 0 

F2 97,0 3,0 0,0 0 

F3 95,0 5,0 0,0 0 

F4 95,0 5,0 0,0 24 

F5 95,0 5,0 0,0 48 

F6 94,5 5,0 0,5 0 

F7 94,0 5,0 1,0 0 

F8 93,5 5,0 1,5 0 

F9 93,0 5,0 2,0 0 
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2.3. Xác định tính chất lưu biến của dung dịch 

Độ nhớt của dung dịch sau khi khuấy trộn sẽ được đo bằng máy đo độ nhớt Model 800 

Viscometer (OFI Testing Equipment, Inc., Hoa Kỳ) (Hình 2c). Số đọc ở 600 và 300 

vòng/phút được sử dụng để tính độ nhớt biểu kiến (apparent viscosity - AV), độ nhớt dẻo 

(plastic viscosity - PV) và giới hạn chảy (yield point - YP) theo các công thức (1), (2), và (3) 

[14]. Ngoài ra còn có thông số lưu biến là độ bền gel (gel strength - GS) được đo tại số đọc 

GEL sau 10 giây và 10 phút (Gel 10 giây và Gel 10 phút). Các thông số lưu biến đã kể trên 

được thực hiện theo tiêu chuẩn API.  

600

2
AV


= (cP) (1); 

600 300PV −=  (cP) (2); 
( )300 600

2

2
YP

− 
=  (Pa)  (3) 

Trong đó
600 là số đọc tại 600 vòng/phút;

300 là số đọc tại 300 vòng/phút. 

2.4. Xác định độ thải nước của dung dịch 

Dung dịch khoan sau khi khuấy trộn được giữ trong thiết bị với áp suất 6,89 bar trong 

thời gian 30 phút. Độ thải nước là lượng nước tách ra từ hỗn hợp dung dịch khoan và thất 

thoát qua thành giếng. Độ thải nước của dung dịch được đo bằng thiết bị OFITE Filtration 

(OFI Testing Equipment, Inc., Hoa Kỳ) được cho ở Hình 2f. Lượng nước thoát ra được đo 

bằng ống đong có chia độ. Trong thí nghiệm này, giấy lọc được sử dụng để đo độ dày lớp bùn 

của dung dịch khoan bentonite. 

3. Kết quả nghiên cứu và thảo luận 

Bảng 2 trình bày các thông số đo được của 9 mẫu dung dịch. Mẫu F1, F2, F3 với cách 

phân tích giữ nguyên thời gian ủ là 0 giờ và tăng hàm lượng bentonite từ 1% đến 5%. Mẫu F3, 

F4, F5 với hướng thí nghiệm trong việc không đổi hàm lượng bentonite là 5% nhưng thay đổi 

thời gian ủ dung dịch từ 0 giờ, 24h giờ, và 48 giờ. Mẫu F3, F6, F7, F8, F9 thay đổi hàm lượng 

NaCl từ 0%, 0,5%, 1%, 1,5%, và đến 2% trong khi hàm lượng bentonite giữ nguyên ở con số 

5%. 

Bảng 2. Kết quả thí nghiệm của 9 mẫu dung dịch. 

Mẫu 

Khối 

lượng 

riêng 

AV PV YP Gel 10 giây 
Gel 10 

phút 

Độ thải 

nước sau 

30 phút 

Độ dày 

lớp bùn 

(g/cm3) (cP) (cP) (Pa) (lb/100ft2) (lb/100ft2) (ml) (mm) 

F1 1,010 1,50 0,50 1,00 1,50 1,00 43,20 2,20 

F2 1,020 6,50 4,00 2,50 4,00 5,50 22,80 2,40 

F3 1,030 22,75 5,50 14,00 36,00 39,00 18,30 2,40 

F4 1,030 26,50 7,50 19,00 38,00 39,50 17,50 1,75 

F5 1,030 26,25 6,50 19,75 36,50 38,50 17,40 2,00 

F6 1,030 15,00 5,50 9,50 15,00 15,00 18,30 2,50 

F7 1,037 9,25 5,00 4,25 9,00 8,00 36,45 2,45 

F8 1,043 5,75 2,75 3,00 4,75 4,50 44,50 2,50 

F9 1,050 4,50 2,50 2,00 2,50 4,00 54,10 2,81 

3.1. Ảnh hưởng của Bentonite lên tính chất dung dịch 

Hình 3 thể hiện ảnh hưởng của hàm lượng bentonite lên các thông số độ nhớt của dung 

dịch khoan. Độ nhớt biểu kiến (Apparent viscosity - AV) phản ánh khả năng chảy của dung 

dịch khoan và có liên quan đến tốc độ khoan cơ học. AV tăng giúp tăng khả năng vận chuyển 

mùn khoan từ đáy giếng lên bề mặt của dung dịch [15]. Hình 3a thể hiện rằng AV tại 5% 

bentonite tăng khoảng 15 lần so với giá trị AV tại 1% bentonite (tăng từ 1,50 cP đến 22,75 

cP). Độ nhớt dẻo (Plastic viscosity - PV) phản ánh cường độ ma sát bên trong giữa các hạt rắn 



Tạp chí Khí tượng Thủy văn 2023, 753, 13-22; doi:10.36335/VNJHM.2023(753).13-22  17 

 

với nhau, các hạt rắn và pha lỏng trong dung dịch khoan [16]. Hình 3b cho kết quả rằng khi 

hàm lượng bentonite được gia tăng từ 1% đến 5% thu được PV với việc tăng 11 lần giá trị so 

với giá trị tại hàm lượng bentonite 1% (từ 0,50 cP tới 5,50 cP). 

Giới hạn chảy (YP) là sức cản dòng chảy ban đầu của chất lưu hoặc ứng suất cần thiết để 

di chuyển chất lưu. Nói cách khác, YP là lực hút giữa các hạt keo trong dung dịch khoan [17]. 

Hình 3c chỉ ra rằng khi hàm lượng bentonite tăng từ 1% đến 5% thu được kết quả YP tăng 

đáng kể từ 1,00 cP tới 17,25 cP (tăng đến 17,25 lần so với giá trị tại hàm lượng bentonite 1%). 

Độ bền gel (Gel strength - GS) thể hiện cường độ của lực hút giữa các hạt rắn trong dung 

dịch khoan khi ở trạng thái nghỉ [18], dung dịch khoan có GS cao có khả năng giữ mùn khoan 

trong trường hợp dung dịch khoan ngưng tuần hoàn tốt [2]. Như được trình bày ở Hình 3d, 

khi tăng hàm lượng bentonite cho kết quả GS sau 10 giây và 10 phút tăng đáng kể; từ 1,50 và 

1,00 lb/100ft2 tại 1% bentonite tăng đến 36,00 và 39,00 lb/100ft2 tại 5% bentonite (gel 10 

giây tăng 24 lần trong khi gel 10 phút tăng 39 lần so với giá trị tại hàm lượng bentonite 1%). 

 

Hình 3. Tác động của hàm lượng bentonite lên tính chất lưu biến của dung dịch khoan bentonite: (a) 

Độ nhớt biểu kiến - AV; (b) Độ nhớt dẻo - PV; (c) Giới hạn chảy - YP; (d) Độ bền gel -GS. 

Hình 4 chỉ ra rằng hàm lượng bentonite tăng giúp tăng bề dày lớp bùn. Điều này dẫn đến 

độ thải nước của dung dịch giảm. Khi tỷ lệ bentonite tăng từ 1% lên 5%, độ dày lớp bùn tăng 

thêm 10% (từ 2,2 mm lên 2,4 mm). Trong khi đó, đô thải nước sau 30 phút giảm lên đến hơn 

hai lần (từ 43,2 mL xuống còn 18,3 mL). Điều này có thể giải thích thông qua khả năng ngăn 

cản nước thất thoát của lớp bùn [19]. 

 

Hình 4. Độ thải nước sau 30 phút (màu đỏ) và độ dày lớp bùn (màu tím) khi tăng hàm lượng 

bentonite. 

(a) (b)

(c) (d)
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3.2. Ảnh hưởng của thời gian ủ lên tính chất dung dịch 

Nhằm khảo sát tác động của thời gian ủ, dung dịch được pha trộn và ủ trong thời gian 24 

giờ và 48 giờ. Hình 5 chỉ ra rằng khi thời gian ủ có ảnh hưởng đáng kể lên tính chất của dung 

dịch khoan. Việc tăng thời gian ủ dẫn đến kết quả AV, PV, YP, GS 10 giây và GS phút tăng 

nhưng có thể thấy tại thời gian ủ 24 giờ cho kết quả cao hơn so với trường hợp không ủ và 

trường hợp để ủ 48 giờ, kết quả tương tự cũng được trình bày bởi tác giả [20]. 

 

Hình 5. Ảnh hưởng của thời gian ủ lên các thông số của dung dịch khoan bentonite sau 0h, 24h, 48h: 

(a) Độ nhớt biểu kiến - AV; (b) Độ nhớt dẻo - PV; (c) Giới hạn chảy - YP; (d) Độ bền gel - GS. 

Độ thải thể hiện độ ổn dung dịch khoan thông qua lượng nước bị thất thoát và độ dày của 

lớp bùn giúp ngăn sự thất thoát của nước qua thành giếng khoan [21]. Như được thể hiện ở 

Hình 8, Độ thải nước giảm từ 18,30 ml xuống 17,40 ml khi tăng thời gian ủ từ 0 giờ đến 48 

giờ. Trong khi đó, độ dày lớp bùn giảm khi tăng thời gian ủ lên 24 giờ nhưng lại tăng khi thực 

hiện ủ trong 48 giờ. 

 

Hình 6. Độ thải nước sau 30 phút (màu đỏ) và độ dày lớp bùn (màu tím) của dung dịch khoan 

bentonite tại các thời gian ủ khác nhau. 

3.3. Ảnh hưởng của muối lên tính chất dung dịch 

Hình 7 cho thấy độ nhớt biểu kiến (a), độ nhớt dẻo (b), độ nhớt chảy (c), độ bền gel (d) 

của bentonite trong dung dịch khoan giảm khi tăng lượng NaCl thêm vào. Kết quả có thể 

(a) (b)

(c) (d)
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được giải thích như sau, khi lượng của NaCl trong dung dịch tăng, các ion Na+ tương tác với 

khoáng vật trong các hạt bentonite và giảm liên kết của phân tử nước với các hạt sét. Kết quả 

làm giảm khả năng hấp thụ nước của bentonite và dẫn đến làm giảm các tính chất về độ nhớt 

của dung dịch khoan. Độ nhớt biểu kiến giảm bốn lần từ 22,75 cP xuống 4,50 cP, giới hạn 

chảy giảm từ 17,25 Pa xuống còn 2 Pa. 

 

Hình 7. Sự thay đổi các thông số lưu biến tại các hàm lượng NaCl khác nhau: (a) Độ nhớt biểu kiến 

- AV; (b) Độ nhớt dẻo - PV; (c) Giới hạn chảy - YP; (d) Độ bền gel - GS. 

Hình 8 thể hiện khi tăng tỷ lệ NaCl lên từ 0% đến 2% làm cho độ thải nước của dung dịch 

tăng lên xấp xỉ gấp 3 lần so với việc không thêm NaCl. Nguyên nhân là do khi thêm NaCl vào 

dung dịch khoan, các ion Na+ và Cl- sẽ gây cản trở các phân tử nước liên kết với hạt sét 

bentonite. Điều này làm cho bentonite khó trương nở và giảm khả năng hấp thụ nước [22]. 

Mặt khác, việc tăng độ thải nước cũng sẽ làm cho độ dày lớp bùn tăng lên, từ 2,40 tại hàm 

lượng 0% NaCl lên đến 2,81 tại 2% NaCl (Hình 9). 

 
Hình 8. Độ thải nước sau 30 phút (màu đỏ) và độ dày lớp bùn (màu tím) tại các hàm lượng NaCl khác 

nhau. 

 

Hình 9. Hình ảnh lớp bùn tại các hàm lượng NaCl khác nhau. 

(a) (b)

(c) (d)
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4. Kết luận 

Các thí nghiệm đã được thực hiện nhằm khảo sát ảnh hưởng của hàm lượng bentonite, 

thời gian ủ và tác động của muối NaCl lên tính chất của dung dịch Dựa trên các kết quả ghi 

nhận, một số kết luận được rút ra: 

Khi tăng hàm lượng bentonite từ 1% lên 5%, tính chất lưu biến của dung dịch khoan 

được gia tăng đáng kể. Đối với độ thải nước thì ngược lại, việc tăng hàm lượng bentonite 

giảm đến 2 lần trong khi độ dày của lớp bùn chỉ tăng lên không đáng kể. Việc điều chỉnh hàm 

lượng bentonite có thể giúp giảm thiểu mất mát dung dịch khoan. 

Thời gian ủ giúp làm tăng chất lượng của dung dịch khoan. 

Sự xuất hiện của muối NaCl làm giảm các độ nhớt, độ bền gel của dung dịch khoan và 

làm tăng lượng nước thất thoát đáng kể. Việc thêm các hóa chất nhằm giúp tăng chất lượng 

của dung dịch và giảm độ thải nước như: Xanthan gum, CMC, PAC … được đề xuất khi 

khoan các giếng ở khu vực bị thành hệ bị nhiễm mặn, các khu vực ven biển. 

Nghiên cứu vẫn còn tồn tại một số hạn chế và có thể được tiếp tục phát triển: 

Ảnh hưởng của các loại muối khác như CaCl2, MgCl2,… lên tính chất dung dịch chưa 

được khảo sát. 

Trong quá trình khoan, một số hóa phẩm khác được thêm vào dung dịch khoan như: 

Xanthan gum, CMC, PAC. Ảnh hưởng của muối lên dung dịch bentonite khi có các phụ gia 

này cũng chưa được đánh giá. 

Ảnh hưởng của yếu tố nhiệt độ cũng chưa được đề cập. 
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Abstract: In geological surveys, construction projects, and water extraction, drilling fluid 

plays a crucial function. Several factors affect the properties of drilling fluid, one of which 

is the impact of salt when drilling in saline-affected areas. In this study, the impact of 

bentonite content, curing time, and salt concentration on the properties of drilling fluid were 

evaluated according to American Petroleum Institute (API). The results of the experiment 

state that the bentonite concentration and curing time have a significant impact on the 

rheological properties and water loss capability of the drilling fluid. The plastic viscosity 

increased from 0,5 cP to 5,5 cP as the bentonite content rose from 1% to 5% by weight, 

while the water loss volume decreased from 43,2 ml to 18,3 ml. In contrast, saline 

contamination due to NaCl salt negatively impacted the drilling fluid's properties. The 

viscosity parameters decreased significantly as the NaCl concentration increased. The 

quantity of water lost approximately doubled when the concentration of NaCl increased 

from 0,5% to 2% by weight, as demonstrated by the experimental results. These 

experimental findings provide a starting point for further studies on the influence of other 

factors on drilling fluid, improving the success of drilling operations in coastal areas 

impacted by salinity. 

Keywords: Drilling fluid; Salinity effect; Bentonite; Salt-affected areas. 


