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GLOSSARY OF TERMS 

“10BA Farmout Agreement” means  the Farmout Agreement made September 27, 2010 between, among others, Centric 
and Tullow, in respect of the PSC covering Block 10BA, Kenya. 

“12A/13T  Farmout Agreement” means  the  Farmout Agreement made December  9,  2010  between,  among  others,  the 
Company and Tullow, in respect of the PSCs covering Block 12A and Block 13T, Kenya. 

“2D” means two dimensional. 

“3D” means three dimensional. 

“Africa Oil” “AOC” or the “Company” means Africa Oil Corp., including Africa Oil and its subsidiaries. 

“Agriterra” means Agriterra Ltd. (formerly White Nile Ltd.)  

“Agriterra Farmout Agreement” means the Farmout Agreement made June 17, 2010 between, among others, the Company 
and Agriterra , in respect of the South Omo Block in Ethiopia. 

“Alberta Oilsands” means the entity resulting from the vertical amalgamation of Alberta Oilsands  Inc. and  its wholly‐owned 
subsidiary, Platform Resources Inc. (“Platform”). 

“AIF” or “Annual Information Form” means this Annual  Information Form prepared for the year ended December 31, 2010 
and dated March 29, 2011. 

“AOEBV” means Africa Oil Ethiopia B.V. 

“AOKBV” means Africa Oil Kenya B.V. 

“BCABC” means the Business Corporations Act  (British Columbia) S.B.C. 2002 c.57, as amended,  including the regulations 
promulgated thereunder. 

“Centric” means Centric Energy Corp. 

“Centric Arrangement Agreement” means the Arrangement Agreement dated as of November 29, 2010, as amended by 
Amending Agreements dated December 23, 2010 and  January 4, 2011, between  the Company and Centric,  including  the 
disclosure letters of Centric and the Company. 

“Centric Plan of Arrangement” means the arrangement completed pursuant to the provisions of Part 9, Division 5 of the 
BCABC  in accordance with  the  terms and conditions set  forth  in  the Plan of Arrangement attached as Schedule A  to  the 
Centric Arrangement Agreement  pursuant  to which  the  Company  acquired  all  of  the  issued  and  outstanding  shares  of 
Centric on the basis of 0.3077 shares of the Company and $0.0001 in cash for each one share of Centric. 

“CNOOC” means Chinese National Overseas Oil Company. 

“commercial  discovery”  means  a  discovery  that  is  potentially  commercial  when  taking  into  account  all  technical, 
operational,  commercial  and  financial  data  collected when  carrying  out  appraisal work  or  similar  operations,  including 
recoverable  reserves  of  petroleum,  sustainable  regular  production  levels  and  other  material  technical,  operational, 
commercial and financial parameters, all in accordance with prudent international petroleum industry practices. 

“common shares” means the common shares in the capital of the Company. 

“Contractor Group” means the parties, including joint venture partners, that hold a working interest in a PSA or a PSC. 

“Convertible Loan” means the convertible  loan provided by Lundin Services pursuant to the Loan Agreement dated April 
29, 2009 between the Company and Lundin Services, as amended on March 1, 2011, in the approximate amount of $10.8 
million.  The Convertible Loan matures on December 31, 2011 and bears interest at the rate of USD six‐month LIBOR plus 
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3%.  The Convertible Loan, including any accrued and unpaid interest, is convertible on or before December 31, 2011, at the 
option of either Africa Oil or Lundin Services, into common shares of Africa Oil, issuable at a deemed price of CAD$0.90 per 
share. 

“crude oil” means a mixture that consists mainly of pentanes and heavier hydrocarbons, which may contain sulphur and 
other non‐hydrocarbon compounds, that  is recoverable at a well from an underground reservoir and that  is  liquid at the 
conditions under which its volume is measured or estimated. It does not include solution gas or natural gas liquids. 

“development costs” means costs  incurred  to obtain access  to  reserves and  to provide  facilities  for extracting,  treating, 
gathering  and  storing  the  oil  and  gas  from  the  reserves.  More  specifically,  development  costs,  including  applicable 
operating costs or support equipment and facilities and other costs of development activities, are costs incurred to: 

(a)  gain  access  to  and  prepare well  locations  for  drilling,  including  surveying well  locations  for  the  purpose  of 
determining  specific  development  drilling  sites,  clearing  ground,  draining,  road  building,  and  relocating  public 
roads, gas lines and power lines, to the extent necessary in developing the reserves; 

(b) drill and equip development wells, development type stratigraphic test wells and service wells,  including the 
costs of platforms and of well equipment such as casing, tubing, pumping equipment and the wellhead assembly; 

(c) acquire, construct and  install production  facilities such as  flow  lines, separators,  treaters, heaters, manifolds, 
measuring devices and production storage tanks, natural gas cycling and processing plants, and central utility and 
waste disposal systems; and 

(d) provide improved recovery systems. 

“development well” means a well drilled inside the established limits of an oil or gas reservoir, or in close proximity to the 
edge of the reservoir, to the depth of a stratigraphic horizon known to be productive; 

“EAX” means East Africa Exploration Limited, a wholly‐owned  subsidiary of Black Marlin Energy Holdings Limited.   Black 
Marlin Energy Holdings Limited was acquired by Afren plc on October 7, 2010. 

“EAX Farmout Agreement” means the Farmout Agreement made May 29, 2009 between, among others, the Company and 
EAX, in respect of the PSAs covering Blocks 2 and 6 and 7 and 8, Ethiopia and the PSC covering Block 10A, Kenya. 

“Ethiopian Government” means the Government of the Federal Democratic Republic of Ethiopia. 

“Exchange” means the TSX Venture Exchange. 

“Farmout Agreement” means a contractual agreement between parties whereby the holder of an interest in an oil and gas 
concession agrees  to assign all or part of  that  interest  to another entity  in exchange  for  fulfilling contractually  specified 
conditions. 

“gross” means: 

(a) in relation to wells, the total number of wells in which the Company has an interest; and 

(b) in relation to properties, the total area of properties in which the Company has an interest. 
 
“Heritage” means Heritage Oil Corporation. 

“Heritage  Farmout  Agreements” means  the  Farmout  Agreements made  November  17,  2007  between,  among  others, 
Centric and Heritage, in respect of the PSCs covering Blocks 7 and 11, Mali, West Africa. 

“Kenyan Government” means the Government of the Republic of Kenya 

“Komodo Capital” means Komodo Capital Pty. Ltd. 
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“Lion Energy” means Lion Energy Corp. (formerly Raytec Metals Corp.). 

“Lion Energy Farmout Agreement” means  the Farmout Agreement made August 19, 2009 between, among others,  the 
Company and Lion Energy,  in  respect of  the PSAs covering Dharoor Valley Block and  the Nugaal Valley Block,  located  in 
Puntland (Somalia), the PSAs covering Block 9, Block 10A and Block 10BB, Kenya. 

“Lion Energy Farmout Amendment” means the amendment to the Lion Energy Farmout Agreement made July 29, 2010. 

“Lundin BV” means Lundin Petroleum BV. 

“Lundin Services” means Lundin Services BV, a wholly‐owned subsidiary of Lundin Petroleum AB. 

“Lundin Share Purchase Agreement” means  the agreement between  the Company and  Lundin BV dated April 29, 2009 
pursuant to which the Company acquired a portfolio of East African oil exploration projects in Ethiopia and Kenya. 

“Mali Oil” means Mali Oil Development SARL, a wholly‐owned subsidiary of Centric. 

“Mali Government” means the Government of the Republic of Mali, West Africa 

“MD&A” means Management’s Discussion and Analysis of results of operations and financial condition of the Company for 
the period ended December 31, 2010 dated March 29, 2011. 

“natural gas” means all gaseous petroleum and inerts. 

“net” means: 

(a)  in  relation  to  the Company’s  interest  in wells,  the number of wells obtained by aggregating  the Company’s 
working interest in each of its gross wells; and 

(b)  in  relation  to  the  Company’s  interest  in  a  property,  the  total  area  in which  the  Company  has  an  interest 
multiplied by the working interest owned by the Company. 

“New Age” means New Age (African Global Energy) Limited. 

“operating  costs” mean  costs  incurred  to  operate  and maintain  wells  and  related  equipment  and  facilities,  including 
applicable operating costs of support equipment and facilities and other costs of operating and maintaining those wells and 
related equipment and facilities. 

“NI 51‐101” means  the National  Instrument 51‐101 — Standard of Disclosure  for Oil and Gas Activities of  the Canadian 
Securities Administrators and the companion policies and forms thereto, as amended from time to time. 

“Peninsula” means Peninsula Merchant Syndications Corp. 

“petroleum” means:  (i)  any  naturally  occurring  hydrocarbons  in  gaseous  or  liquid  state;  (ii)  any mixture  of  naturally 
occurring  hydrocarbons  in  gaseous  or  liquid  state;  or  (iii)  any  petroleum  (as  defined  in  (i)  or  (ii)  above)  that  has  been 
returned to a reservoir. 

“petroleum operations” means all exploration, gas marketing, development, production and decommissioning operations, 
as well  as  any  other  activities  or  operations  directly  or  indirectly  related  or  connected with  said  operations  (including 
health, safety and environmental operations and activities) and authorized or contemplated by, or performed in accordance 
with PSC’s. 

“Platform” means Platform Resources Inc. 

“production” means recovering, gathering, treating, field or plant processing (for example, processing gas to extract natural 
gas liquids) and field storage of oil and gas. 
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“PSC”, “PSA”, “Production Sharing Contract” or “Production Sharing Agreement” means contracts or agreements entered 
into with a host government providing for petroleum operations in a defined area and the division of petroleum production 
from the petroleum operations. 

“Profit Oil” means  the  amount of production,  after deducting  cost oil production  allocated  to  costs  and  expenses  that 
would be divided between the participating parties and the host government under a Production Sharing Contract. 

“prospect” means a project associated with a potential accumulation that is sufficiently well defined to represent a viable 
drilling target. 

“prospective resources” are those quantities of petroleum estimated, as of a given date, to be potentially recoverable from 
undiscovered accumulations by application of future development projects.  Prospective resources have both an associated 
chance of discovery and a chance of development.  

“Puntland Oil” means Puntland Oil Pty Ltd. (“Puntland Oil”), a wholly‐owned subsidiary of Red Emperor. 

“Range” means Range Resources Ltd. 

“Red Emperor” means Red Emperor Resources NL. 

“Red  Emperor  Farmout Agreement” means  the  Farmout Agreement made  June  15, 2010 between,  among others,  the 
Company and Red Emperor,  in respect of the PSAs covering Dharoor Valley Block and the Nugaal Valley Block,  located  in 
Puntland (Somalia). 

“Red Emperor Farmout Amendment” means  the amendment  to  the Red Emperor Farmout Agreement made March 24, 
2011. 

“SEDAR” means the Canadian Securities Administrator’s System for Electronic Document Analysis and Retrieval. 

“Tullow” means Tullow Oil plc . 

“Tullow  Farmout  Agreement” means  the  Farmout  Agreement made  September  1,  2011  between,  among  others,  the 
Company and Tullow, in respect of the PSAs covering Blocks 10A and 10BB, Kenya and the South Omo Block, Ethiopia. 

“Turkana” means Turkana Energy Inc. 

“Turkana Arrangement Agreement” means the Arrangement Agreement dated as of June 15, 2009 between the Company 
and Turkana. 

“Turkana Plan of Arrangement” means the arrangement pursuant to the provisions of Part 9, Division 5 of the BCABC  in 
accordance with  the  terms and  conditions  set  forth  in  the Plan of Arrangement attached as Schedule A  to  the Turkana 
Arrangement Agreement pursuant to which the Company acquired all of the issued and outstanding shares of Turkana on 
the basis of 0.20647 Africa Oil share for one Turkana share and exchanged CAD$1 million convertible loans of Turkana for 
common shares of Africa Oil at the rate of  CAD$1.27 per share. 
 
“working  interest” means  a  percentage  of  the  ownership  in  an  oil  and  gas  concession  granting  its  owner  the  right  to 
explore  and  develop  oil  and  gas  from  a  specific property which  normally  bears  its proportionate  share  of  the  costs  of 
exploration, development and operations as well as any royalties or other production burdens. 
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CURRENCY 

The Company’s functional and reporting currency is the United States dollar.  All currency amounts in this AIF are expressed 
in United States dollars, unless otherwise indicated. 

  Year Ended December 31

Bank of Canada Noon Exchange Rate:  
CAD$/US$ 

2008 2009 2010 
1.2246 1.0466 0.9946 

 
ACCOUNTING POLICIES AND FINANCIAL INFORMATION 
 
Financial  information  contained  in  this AIF  is  presented  in  accordance with  accounting  principles  generally  accepted  in 
Canada (“Canadian GAAP”).  
 
CONVERSION TABLE 
 
The following table sets forth certain conversions between Standard  Imperial Units and the  International System of Units 
(or metric units). 
 

To Convert From  To Multiply By 
Mcf  Cubic meters 28.174 
Cubic meters  Cubic feet 35.315 
Bbls  Cubic meters 0.159 
Cubic meters  Bbls 6.289 
Feet  Meters 0.305 
Meters  Feet 3.281 
Miles  Kilometers 1.609 
Kilometers  Miles 0.621 
Acres  Hectares 0.405 
Hectares  Acres 2.471 
Gigajoules  MMbtu 0.950 
MMbtu  Gigajoules 1.0526 

 
ABBREVIATIONS 
 

Oil and Natural Gas Liquids  Natural Gas 

Bbls  Barrels of crude oil  Mcf Thousand cubic feet of natural gas 
Bbls/d  Barrels of crude oil per day  MMcf Million cubic feet of natural gas 
Boe  Barrels of oil equivalent  Bcf Billion cubic feet of natural gas 
Boe/d  Barrels of oil equivalent per day  Mcfd Thousand cubic feet of natural gas per day
Mbbl  Thousands of barrels of crude oil  Mcfe Thousand cubic feet of gas equivalent 
NGLs  Natural gas liquids  MMbtu Million British Thermal Units 

Note:   The calculations of barrels of oil equivalent (boe) and thousand cubic feet of gas equivalent (Mcfe) are based on the standard of 6Mcf: 1 bbl 
when converting natural gas to oil and 1 bbl: 6 Mcf when converting oil to natural gas.  Boe and Mcfe may be misleading, particularly if used 
in isolation.  A boe conversion ratio of 6 Mcf: 1 bbl or a Mcfe conversion ratio of 1 bbl: 6 Mcf is based on an energy equivalent conversion 
method primarily applicable at the burner tip and does not represent a value equivalency at the wellhead. 

 
PRESENTATION OF OIL AND GAS INFORMATION 

All oil and gas information contained in this AIF has been prepared and presented in accordance with NI 51‐101.  The actual 
oil and gas resources may be greater or less than any estimates provided herein.   
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FORWARD LOOKING STATEMENTS 

Certain statements  in  this document are “forward‐looking statements”. Forward‐looking statements are statements  that 
are  not  historical  fact  and  are  generally  identified  by words  such  as  “believes”,  “anticipates”,  “expects”,  “estimates”, 
“pending”, “intends”, “plans” or similar words suggesting future outcomes. By their nature, forward‐looking statements and 
information  involve assumptions,  inherent risks and uncertainties, many of which are difficult  to predict, and are usually 
beyond  the  control of management,  that  could  cause  actual  results  to be materially different  from  those expressed by 
these forward‐looking statements and information. Risks and uncertainties include, but are not limited to, risk with respect 
to general economic conditions, regulations and taxes, civil unrest, corporate restructuring and related costs, capital and 
operating expenses, pricing and availability of  financing and currency exchange  rate  fluctuations. Readers are  cautioned 
that  the  assumptions  used  in  the  preparation  of  such  information,  although  considered  reasonable  at  the  time  of 
preparation, may prove to be imprecise and, as such, undue reliance should not be placed on forward‐looking statements.  

The  Company  does  not  undertake  to  update  or  re‐issue  the  forward‐looking  statements  and  information  that may  be 
contained herein, whether as a result of new information, future events or otherwise. 

Any statements regarding the following are forward‐looking statements:  

• planned  exploration  activity  including  both  expected  drilling  and  geological  and  geophysical  related 
activities; 

• future crude oil, natural gas or chemical prices; 
• future sources of funding for our capital program; 
• availability of potential farmout partners; 
• government or other regulatory consent for exploration, development or acquisition activities; 
• future production levels; 
• future capital expenditures and their allocation to exploration and development activities; 
• future earnings; 
• future asset acquisitions or dispositions; 
• future debt levels; 
• availability of committed credit facilities; 
• possible commerciality; 
• development plans or capacity expansions; 
• future ability to execute dispositions of assets or businesses; 
• future sources of liquidity, cash flows and their uses; 
• future drilling of new wells; 
• ultimate recoverability of current and long‐term assets; 
• ultimate recoverability of reserves or resources; 
• expected finding and development costs; 
• expected operating costs; 
• estimates on a per share basis; 
• future foreign currency exchange rates; 
• future market interest rates; 
• future expenditures and future allowances relating to environmental matters; 
• dates by which  certain areas will be explored or developed or will  come on  stream or  reach expected 

operating capacity; and 
• changes in any of the foregoing. 

Statements relating to “reserves” or “resources” are forward‐looking statements, as they involve the  implied assessment, 
based  on  estimates  and  assumptions  that  the  reserves  and  resources  described  exist  in  the  quantities  predicted  or 
estimated, and can be profitably produced in the future. 
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The  forward‐looking statements are subject to known and unknown risks and uncertainties and other  factors which may 
cause  actual  results,  levels  of  activity  and  achievements  to  differ materially  from  those  expressed  or  implied  by  such 
statements. Such factors include, among others: 

• market prices for oil and gas and chemical products; 
• our ability to explore, develop, produce and transport crude oil and natural gas to markets; 
• ultimate effectiveness of design or design modification to facilities; 
• the results of exploration and development drilling and related activities; 
• volatility in energy trading markets; 
• foreign‐currency exchange rates; 
• economic conditions in the countries and regions in which we carry on business; 
• governmental actions  including changes  to  taxes or  royalties, changes  in environmental and other  laws 

and regulations; 
• renegotiations of contracts; 
• results of litigation, arbitration or regulatory proceedings; 
• political uncertainty,  including actions by  terrorists,  insurgent or other groups, or other armed conflict; 

conflict between states; and 
• internal conflicts within states or regions. 

The  impact  of  any  one  risk,  uncertainty  or  factor  on  a  particular  forward‐looking  statement  is  not  determinable with 
certainty as these factors are interdependent, and management’s future course of action would depend on our assessment 
of all information at that time. Although we believe that the expectations conveyed by the forward‐looking statements are 
reasonable based on  information available to us on the date such forward‐looking statements were made, no assurances 
can be given as to future results, levels of activity and achievements. 

Undue reliance should not be placed on the statements contained herein, which are made as of the date hereof and, except 
as required by law, we undertake no obligation to update publicly or revise any forward‐looking statements, whether as a 
result  of  new  information,  future  events  or  otherwise.  The  forward‐looking  statements  contained  herein  are  expressly 
qualified by this cautionary statement. 

 

 

 
 

[THIS SPACE INTENTIONALLY LEFT BLANK.] 
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ITEM 1    INTRODUCTION 

INCORPORATION BY REFERENCE AND DATE OF INFORMATION 

Specifically  incorporated  by  reference  and  forming  a  part  of  this AIF  are  the  Company’s material  change  reports  from 
January 1, 2008 to the date of this AIF, copies of which have been filed with the Canadian Securities Administrators in each 
of  the Provinces of British Columbia and Alberta and can be  found on  the SEDAR website at www.sedar.com under  the 
Company’s profile.  
 
All information contained in this AIF is as of December 31, 2010, unless otherwise indicated. 

ITEM 2    CORPORATE STRUCTURE 

INCORPORATION AND REGISTERED OFFICE 

Africa Oil Corp. was  incorporated under  the BCABC on March 29, 1983 under  the name “Canmex Minerals Corporation” 
with  an  authorized  capital  of  100,000,000  common  shares.   On  July  2,  1999  the  issued  and  outstanding  shares  of  the 
Company  were  consolidated  on  a  one‐for‐five  basis  and  the  authorized  capital  was  increased,  post‐consolidation  to 
100,000,000 common shares. On August 20, 2007 the Company changed its name to Africa Oil Corp. On June 19, 2009 the 
shareholders of AOC passed a special resolution increasing the Company’s authorized share capital to an unlimited number 
of common shares.  

Effective  July  21, 2009,  the Company  completed  the  Turkana  Plan of Arrangement,  following which  Turkana became  a 
wholly‐owned  subsidiary  of  the  Company.  Effective  February  23,  2011,  the  Company  completed  the  Centric  Plan  of 
Arrangement, following which Centric became a wholly‐owned subsidiary of the Company. (See “Subsequent to December 
31, 2010 ‐ Acquisition of Centric” for further details).   

Africa Oil’s  registered and  records office  is  located at  Suite 2610 Oceanic Plaza, 1066 West Hastings  Street, Vancouver, 
British Columbia, V6E 3X1.  The Company’s corporate office is located at 2101 – 885 West Georgia Street, Vancouver, B.C. 
V6C 3E8.  The Company also has an office located at 2320, 700 – 2 Street SW, Calgary, AB, Canada T2P 2W2.   

INTER‐CORPORATE RELATIONSHIPS 

The material subsidiaries owned by Africa Oil, as at the date of this AIF, are as set out in the following organizational chart: 
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ITEM 3    GENERAL DEVELOPMENT OF THE BUSINESS 

Africa Oil is an independent international upstream oil and gas exploration company whose head office is in Canada with oil 
and gas interests in Puntland (Somalia), Ethiopia, Kenya and Mali.  The Company holds interests in over 300,000 km2 (gross) 
of  exploration  property  throughout  several  African  rift  basins,  focusing  primarily  on  East  Africa.    A  summary  of  the 
Company’s current partnership  interests, after giving effect to the Tullow Farmout Agreement, the Red Emperor Farmout 
Agreement, and  the Centric Plan of Arrangement pursuant  to which  the Company acquired  interests  in Blocks 7 and 11, 
Mali, and Block 10BA, Kenya, which were completed subsequent to December 31, 2010, is set out in the following table: 

Country  Concession  Acreage (km2) Partnership Interests
Puntland (Somalia)  Dharoor  14,427 AOI (Operator)  45%

Range  20% 
Red Emperor  20% 
Lion Energy  15% 

  Nugaal  24,941 AOI (Operator)  45%(1)

Range  20% 
Red Emperor  20% 
Lion Energy  15% 

Ethiopia  2 and 6 (Ogaden) 24,420 AOI (Operator)  55%
New Age  15% 
EAX  30% 

  7 and 8 (Ogaden) 21,758 AOI (Operator)  55%
New Age  15% 
EAX  30% 

  Adigala  27,193 AOI (Operator)  50%
New Age  50% 

  South Omo  29,465 AOI  30%
Tullow (Operator)  50% 
Agriterra  20% 

Kenya  10A  14,597 AOI  30%
Tullow (Operator)  50% 
EAX  20% 

  10BA  16,205 AOI  50%
Tullow (Operator)  50% 

  10BB  12,625 AOI  40%
Tullow (Operator)  50% 
Lion Energy  10% 

  9  20,833 AOI (Operator)  66.7%
Lion Energy  33.3% 

  12A  15,345 AOI  50%
Tullow (Operator)  50% 

  13T  8,415 AOI  50%
Tullow (Operator)  50% 

Mali, West Africa  7 and 11  72,843 Heritage (Operator)  75%
AOI  25% 

(1) Subject to Africa Oil fulfilling its sole funding obligation to Range. 

THREE YEAR HISTORY 

The following describes the development of Africa Oil’s business over the last three completed financial years. 

FISCAL YEAR ENDED DECEMBER 31, 2008 

During  the  first  quarter  of  2008,  the  Company  entered  into  a  contract  for  a  drilling  rig  to  commence  drilling  on  its  two 
concessions located in Puntland (Somalia); namely, the Dharoor Valley Exploration Area (the “Dharoor Valley Block”) and the 
Nugaal Valley Exploration Area (the “Nugaal Valley Block”). 
 
 In April, due to  logistical and security difficulties  in parts of Puntland (Somalia), the Company delayed  implementation of 
the drill program developed on the Nugaal Valley Block where it had obtained approximately 4,000 km of good quality 2D 
seismic data recorded in the late 1980s.  As a result of the delay, the Company released the pre‐mobilization payment made 
to  the contractor  in  the amount of $1.3 million  in order  to discharge  itself  from  the original contract and  to  receive an 
option to contract and utilize the original rig at a later date.   
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During the fourth quarter of 2008, the Company fulfilled its sole funding obligation related to the Dharoor Valley Block and 
earned its 80% working interest in the concession.   

During  2008,  a  shareholder  of  the  Company  provided  two  short‐term  working  capital  loans  to  the  Company  in  the 
aggregate amount of CAD$6 million, both bearing interest at the rate of prime plus 2%.  As consideration for the loans, the 
lender received bonus payments comprised of an aggregate of 295,631 common shares of the Company. 

FISCAL YEAR ENDED DECEMBER 31, 2009 

On April 29, Africa Oil completed the transaction contemplated by the Lundin Share Purchase Agreement pursuant to which 
it acquired a portfolio of East African oil exploration projects in Ethiopia and Kenya from Lundin BV. The Ethiopian interests 
acquired  included an 85% working  interest  in Blocks 2, 6, 7 and 8  in the Ogaden Basin, and a 50% working  interest  in the 
Adigala Block. The Kenyan interests acquired included a 100% working interest in Block 10A and a 30% working interest in 
Block  9.   Africa Oil  became  the  operator  of  all  of  these  blocks,  excluding  Block  9  in  Kenya.    In  consideration  for  such 
interests, Africa Oil paid approximately $23.7 million, which was funded through the Convertible Loan (see “Subsequent to 
December 31, 2010” for further details).   

Also during April,  the Company completed a non‐brokered, private placement of 37,421,018 subscription  receipts of  the 
Company offered at a price of CAD$0.95 per subscription  receipt  for gross proceeds of approximately CAD$35.5 million. 
Each subscription receipt entitled the holder to receive one unit of the Company. One unit comprised one common share 
plus one share purchase warrant exercisable at CAD$1.50 per share for a period of three years, subject to a forced exercise 
provision  under  certain  circumstances.  The  proceeds  of  the  private  placement  were  utilized  to  fund  the  Company’s 
exploration programs and for ongoing working capital requirements. 

In  May,  the  Company’s  CAD$6  million  (plus  accrued  interest  in  the  amount  of  CAD$195,520)  shareholder  loan  was 
converted into 6,521,601 units of the Company on the basis of CAD$0.95 per unit.  Each unit comprised one common share 
and one share purchase warrant exercisable at CAD$1.50 per share for a period of three years and were subject to a forced 
exercise provision under certain circumstances. 

Also during May, the Company entered into the EAX Farmout Agreement pursuant to which the Company agreed to transfer to 
EAX a 30%  license  interest  in  the PSAs covering Blocks 2 and 6 and 7 and 8, Ethiopia and a 20%  license  interest  in  the PSC 
covering Block 10A, Kenya  (see  “Overview of  Farmout  and  Joint Venture Agreements  –  Farmout Agreement with  EAX”  for 
further details).   
 
On June 15, the Company entered  into the Turkana Arrangement Agreement to effect a business combination of the two 
companies pursuant to a plan of arrangement.  As a result of the business combination with Turkana, which was completed 
on July 21, 2009, the Company acquired an undivided 100% working  interest  in Block 10BB, Kenya.   The Company  issued 
7,499,934 common shares to the shareholders of Turkana (based on an exchange ratio of 0.20647 Africa Oil share for one 
Turkana share) and, in addition, issued 787,400 common shares at a deemed price of CAD$1.27 per share to the holders of 
convertible loans of Turkana in the amount of CAD$1 million. 
 
In August, Africa Oil entered into the Lion Energy Farmout Agreement pursuant to which the Company transferred to Lion 
Energy a 15%  license  interest  in  the PSAs  in  respect of  the Dharoor Valley Block and  the Nugaal Valley Block,  located  in 
Puntland  (Somalia), a 10%  license  interest  in  the PSA  in  respect of Block 9, Kenya, a 25%  license  interest  in  the PSA  in 
respect of Block  10A, Kenya,  and  a 20%  license  interest  in  the  PSA  in  respect of Block 10BB, Kenya  (see  “Overview of 
Farmout and Joint Venture Agreements – Lion Energy Farmout Agreement” for further details). 
  
In December 2009, Africa Oil amended the PSAs made in respect of the Dharoor Valley Block and the Nugaal Valley Block.  
The amendments reflected the extension of initial exploration periods from 36 to 48 months, with a revised expiry period of 
January 17, 2011 (see “Production Sharing Contracts Overview – Dharoor and Nugaal Valley Blocks, Puntland (Somalia) for 
further details).   

During 2009, preparations for a drill campaign advanced significantly with the spudding of the Bogal‐1 oil exploration well 
located in Block 9, Kenya, operated by CNOOC Limited.  In addition, the Company acquired approximately 500 km of new 
2D seismic data on the Adigala Block in Ethiopia during the year.  Also during 2009, seismic operations commenced on the 
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Ogaden Blocks 2 and 6, Ethiopia, and the Company made preparations for a drilling campaign on the Dharoor Valley Block 
and the Nugaal Valley Block, Puntland (Somalia).   
 
During 2009, the Company made several changes to its board and management.  Mr. Keith C. Hill was appointed President 
of the Company, adding to his responsibilities as the Company’s Chief Executive Officer.  Mr. Ian Gibbs, a former director of 
the Company, was appointed Chief Financial Officer, and Mr. James Phillips, was appointed Vice President of Exploration.  
Messrs. John H. Craig and Mr. Bryan M. Benitz were both appointed to the Board.  
 

FISCAL YEAR ENDED DECEMBER 31, 2010 

In  January,  the  Company  received  the  results  of  an  independent  resource  estimate  of  its  contingent  and  prospective 
resources, prepared by Gaffney, Cline & Associates.   The estimate was prepared  in accordance with NI 51‐101 with  an 
effective date of December 1, 2009.    The  results of  the  report were disclosed  in  the Company’s  January 7, 2010 news 
release, a copy of which can be found on the SEDAR website at www.sedar.com under the Company’s profile.  
 
In  February,  the  Company  entered  into  the  Platform  Assignment  Agreement  pursuant  to which  Platform  assigned  the 
Company a 100% interest in Blocks 12A and 13T in Kenya.  The assignment, which was subject to requisite government and 
regulatory approvals, was completed on September 9, 2010.  At that time, the Company issued 2,500,000 common shares 
of the Company and 1,500,000 share purchase warrants to Platform in consideration of the assignment (see “Overview of 
Farmout and Joint Venture Agreements – Platform Assignment Agreement” for further details”).  

On June 15, the Company entered into the Red Emperor Farmout Agreement pursuant to which Red Emperor could earn up 
to a 20% participating interest in the Dharoor and Nugaal Valley Blocks in Puntland (Somalia), subject to certain conditions 
precedent, including ministerial approval.  A finder’s fee in the amount of up to CDN$250,000, 50% of which is payable in 
common shares of the Company,  is payable to Komodo Capital  in connection with the Red Emperor Farmout Agreement 
(see “Overview of Farmout and Joint Venture Agreements ‐ Red Emperor Farmout” for further details”).   

On June 17, the Company entered into the Agriterra Farmout Agreement and Joint Venture Agreement to acquire an 80% 
participating  interest and operatorship of the South Omo Block  in Ethiopia  (see “Overview of Farmout and  Joint Venture 
Agreements – Agriterra Farmout and Joint Venture Agreement” for further details”). 

On  July  26,  the  Company  completed  a  non‐brokered,  private  placement  of  25,000,000  common  shares  at  a  price  of 
CAD$1.00 per share for gross proceeds of CAD$25 million. The securities were distributed on July 19, 2010, as to 21,394,990 
common shares, and on July 26, 2010, as to 3,605,010 common shares. The proceeds of the private placement were utilized 
to fund the Company’s exploration programs and for ongoing working capital requirements.  A finder’s fee of 5% payable in 
cash and shares (416,666 common shares) was paid on a portion of the placement,   

On  September 1,  the Company  entered  into  the  Tullow  Farmout Agreement pursuant  to which  Tullow  acquired  a 50% 
interest in, and operatorship of, Blocks 10BB and 10A in Kenya and of the South Omo Block in Ethiopia. Additionally, Tullow 
was  granted, and  subsequently exercised,  an option  to  acquire 50% of  the Company’s  interest  in,  and operatorship of, 
Blocks 12A and 13T, Kenya  (see “Overview of Farmout and  Joint Venture Agreements  ‐ Tullow Farmout Agreements”  for 
further details). To facilitate the Tullow Farmout Agreements, Africa Oil amended the Lion Energy Farmout Agreement to 
reduce Lion Energy’s  interest  in Block 10BB  to 10%  (originally 20%) and  to  relinquish  its  interest  in Block 10A  (originally 
25%)(see  “Overview  of  Farmout  and  Joint  Venture  Agreements  –  Lion  Energy  Farmout  and  Lion  Energy  Farmout 
Amendment” for further details).   

The common shares of  the Company commenced  trading on  the First North  list of  the NASDAQ OMX Stock Exchange  in 
Sweden, on  September 30, 2010.    The Company  engaged  E. Ohman  J:or  Fondkommission AB  as  its  financial  advisor  in 
connection with the listing and as its certified advisor.   

On November 22,  the Company elected  to exercise  its  rights  to accelerate  the expiry date of  certain of  its outstanding 
warrants.  As a result, 99.5% of the Company’s share purchase warrants that were issued pursuant to a private placement in 
April 2009 were exercised, providing gross proceeds to the Company of approximately CAD$55.8 million. 
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On November 29, the Company entered into the Centric Arrangement Agreement to effect a business combination of the 
two companies pursuant to a plan of arrangement.  Under the terms of the Centric Arrangement Agreement, the Company 
acquired all of the  issued and outstanding shares of Centric  in consideration for 0.3077 Africa Oil shares and $0.0001 for 
each common share of Centric (see “Subsequent to December 31, 2010” below for further details). 

On December 9, the Company signed an agreement with the Government of Ethiopia to jointly study the Rift Valley Block.  
The Joint Study Agreement has an 18 month term, following which the Company will have the exclusive right to enter into 
negotiations for a production sharing agreement for all or part of the Rift Valley Block (see “Overview of Farmout and Joint 
Venture Agreements – Study Block” for further details).  The Company also closed the Ethiopian (South Omo) portion of the 
Tullow Farmout Agreement on December 9 and entered into the 12A/13T Farmout Agreement (see “Overview of Farmout 
and Joint Venture Agreements ‐ Tullow Farmout Agreements” for further details). 

Effective December 31, Africa Oil and  its  joint venture partner, Lion Energy, entered  into the First Additional Exploration 
Phase under the Block 9 PSC in Kenya.  As a result of the withdrawal of its two other joint venture partners, Africa Oil holds 
a 66.7% working interest in the PSC (Lion Energy holds the remaining 33.3%) and has been approved by the government as 
Operator of Block 9 (see “Production Sharing Contracts Overview – Block 9, Kenya” for further details). 
 
During 2010, the Company completed the recording and processing of 610km of 2‐D seismic on Block 10BB, Kenya, and also 
re‐processed all available  vintage  seismic data  sharpening  the  imaging and  the amplitude  response  for use  in detecting 
direct hydrocarbon  indicators on the Block.   A surface geological survey was also completed on on Block 10BB during the 
third quarter of 2010 and modules were analyzed in order to detect oil and gas seepage from identified prospects and leads 
on  the  Block.    Environmental  impact  assessments  were  completed  on  Block  10BB  over  four  potential  drill  sites  and 
Government permits have been  issued.    In Block 10A, Kenya, the Company reprocessed all available vintage seismic data 
with  the  objective  of  improving  imaging  of  the  data  acquired  in  the  1980s.    The  Company  commenced  recording 
approximately 850km (gross) of 2D seismic which it expects to be completed by the end of March 2011.  New play concepts 
are being developed for Block 10A based on the reprocessed data in combination with the vintage data.  In Block 9, Kenya, 
the CNOOC‐operated Bogal‐1 exploration well, which was  spudded on October 28, 2009  reached a  total depth of 5,085 
meters. Preliminary testing on two potential gas pay zones was completed with only minimal flow of gas from each zone.  
Analysis of the test results indicated that neither test was in communication with the extensive fracture network proven by 
the abundant fluid losses during drilling and the Formation Micro Imaging log.  The well was subsequently plugged pending 
further  analysis  of  the  test  results  to  determine  the  feasibility  of  an  additional  testing  program.    During  2010,  the 
acquisition of 782 km of good quality 2D seismic was completed in the Dharoor Block of Puntland (Somalia).  The Company 
combined 555 km of previously acquired data  into  the  seismic database which  continues  to be evaluated  to determine 
exploration well locations.  Exploration activities in Puntland are focused on drilling the first exploration well in Somalia in 
over  20  years.   On  the Ogaden  Blocks  (Blocks  2,  6,  7  and  8),  the  Company  completed  its  seismic  acquisition  program 
acquiring  500  km  of  2D  seismic.    The new  data  has been  integrated with  existing  seismic  to  generate  a  series  of  new 
prospect maps.  The Company continues to focus efforts on the large El Kuran prospect in the Block 7/8 license.   
 
SUBSEQUENT TO DECEMBER 31, 2010 
 
On  January  17,  2011  the Company,  together with Range  and  Lion  Energy  entered  into  amending  agreements with  the 
Government of Puntland, represented by the Puntland Petroleum and Mineral Agency, in respect of the Dharoor Valley and 
Nugaal Valley PSAs.  Under the PSAs, as amended, the First Exploration Period was amended for a further 12 months, from 
January 17, 2011 to January 17, 2012 (See “Production Sharing Contracts Overview ‐ Dharoor and Nugaal Blocks, Puntland 
(Somalia)” for further details.)  Also on January 17, the Company completed the Red Emperor Farmout Agreement following 
receipt  of  ministerial  approval  (see  “Overview  of  Farmout  and  Joint  Venture  Agreements  –  Red  Emperor  Farmout 
Agreement” for further details).   
 
On January 26, 2011 the Company completed the Tullow farmouts  in respect of Blocks 10BB and 10A, Kenya, and closed the 
amended farmout arrangements with Lion Energy, contemplated under the Lion Energy Farmout Amendment.  As a result, the 
Company paid Lion Energy $2.5 million and  issued  to Lion Energy a total of 2,500,000 common shares of  the Company  (see 
“Overview of Farmout and Joint Venture Agreements  ‐ Tullow Farmout Agreements” and “Lion Energy Farmout and Lion 
Energy Farmout Amendment” for further details).   
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On February 22, 2011 following receipt of government approvals, the Company closed on the 12A/13T Farmout Agreement at 
which time Tullow paid the Company an aggregate of $1,686,432 (see “Overview of Farmout and Joint Venture Agreements ‐ 
Tullow Farmout Agreements” for further details). 
 
On  February  23,  2011,  the  Company  completed  the  Centric  Arrangement  Agreement.    As  a  result  of  the  business 
combination with Centric, the Company acquired a 50% working interest in Block 10BA in Kenya and a 25% interest in two 
exploration  licenses  (Blocks 7 and 11)  in  the Republic of Mali.   The Company  issued 30,155,524  common  shares  to  the 
shareholders of Centric (based on an exchange ratio of 0.3077 Africa Oil share and $0.0001 for each one Centric share).  
 
On March 3, 2011, the Company entered into an amendment to the Convertible Loan and received a Notice of Conversion 
from Lundin Services.  As a result, the Company issued to Lundin Services a total of 14,000,000 common shares in respect of 
the conversion by Lundin Services of a portion of the loan amount, being $12,957,840.   
 
On March 8, 2011, the Company entered into a letter of intent to acquire all of the issued and outstanding common shares 
of Lion Energy by way of plan of arrangement.  Pursuant to the terms of the letter of intent, the Company is proposing to 
exchange each share of Lion Energy for 0.2 shares of the Company.  There are currently 86,118,177 common shares of Lion 
Energy issued and outstanding, as well as 2,580,000 share options with a weighted average exercise price of $0.16/share, 
and 11,445,000 warrants.  It  is proposed that each Lion Energy warrant outstanding will be exchanged  into an equivalent 
number of warrants of the Company based on the proposed share exchange ratio. 

On March 24, 2011 the Company entered  into the Red Emperor Farmout Amendment amending certain term of the Red 
Emperor  Farmout  Agreement  (see  “Overview  of  Farmout  and  Joint  Venture  Agreements  –  Red  Emperor  Farmout  and 
Amendment Agreement” for further details). 

ITEM 4    NARRATIVE DESCRIPTION OF THE BUSINESS 

Summary 
Africa Oil’s strategy and long range plan is to increase shareholder value through the acquisition and exploration of oil and 
gas  assets,  located  in  under‐explored  geographic  areas,  in  the  early  phase  of  the  upstream  oil  and  gas  life‐cycle  and 
maturing  them  into marketable opportunities  for  larger oil  and  gas  industry players.  The Company  is  focused on high‐
impact exploration opportunities and has secured a portfolio of African oil and gas assets, focused primarily in East Africa, 
which  provide  shareholders  with  exposure  to multiple  identified  prospects  and  leads,  geographically  and  geologically 
diversified across four East African countries and four under‐explored petroleum systems. Africa Oil’s mission is to de‐risk 
this portfolio of oil and gas prospects and  leads, while generating additional prospects and  leads, through continuous oil 
and gas exploration activities. The Company aims to pursue a  leveraged farmout strategy allowing  it to  leverage  its  large 
working  interest  holdings  in  each  of  its  operated  blocks.  Africa  Oil  aims  to  continue  to  identify  highly  prospective 
exploration  targets  in  geologically  favorable  settings.  Africa  Oil  will  continue  to  consider  acquisition  and  merger 
opportunities with a focus on North Africa and the Middle East. 
 
In general, Africa Oil will continue its portfolio approach to exploring a large number of oil and gas opportunities with the 
goal of increasing shareholder value.  
 
The board of directors of Africa Oil may, in its discretion, approve asset or corporate acquisitions or investments that do not 
conform to the guidelines discussed above based upon the board’s consideration of the qualitative and quantitative aspects 
of the subject properties, including risk profile, technical upside, resource potential, reserve life and asset quality. 
 
Specialized Skill and Knowledge 
The Company relies on specialized skills and knowledge to gather,  interpret and process geological and geophysical data, 
design, drill and complete wells, and numerous additional activities required to explore for, and potentially produce, oil and 
natural gas.  The Company has employed a strategy of contracting consultants and other service providers to supplement 
the skills and knowledge of its permanent staff in order to provide the specialized skills and knowledge to undertake its oil 
and natural gas operations efficiently and effectively. 
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Competitive Conditions 
The petroleum  industry  is  immensely competitive  in all of  its phases.   Africa Oil competes with other participants  in  the 
search  for, and  the acquisition of, oil and natural gas  interests  located  in North Africa and  the Middle East. Africa Oil’s 
competitors include other resource companies which may have greater financial resources, staff and facilities than those of 
the Company. Competitive factors which may come into play in the future include the distribution and marketing of oil and 
natural gas, pricing, and methods of improving reliability of delivery.   
 
Economic Dependence 
The Company is heavily dependent upon the results obtained under agreements, including production sharing agreements, 
joint  venture  agreements  and  farmout  agreements  that  it  has  entered  into  for  the  exploration  and  extraction  of 
hydrocarbons. 
 
OVERVIEW OF FARMOUT AND JOINT VENTURE AGREEMENTS 
 
The following narrative provides an overview of the Company’s farmout and joint venture agreements: 

Lion Energy Farmout Agreement and Lion Energy Farmout Amendment 
Pursuant  to  the  terms of  the Lion Energy Farmout Agreement, AOC agreed  to  transfer  to Lion Energy an  interest  in  the 
Nugaal Valley and Dharoor Valley PSAs, Puntland  (Somalia) and  in  the PSCs covering Block 9, Block 10A and Block 10BB, 
Kenya.  

Under the terms of the Lion Energy Farmout Agreement, AOC agreed to transfer the following interests to Lion Energy upon 
satisfaction  of  certain  closing  conditions,  including  the  receipt  of  Exchange  approval  and ministerial  approval  in  both 
Puntland (Somalia) and Kenya:  

• a 15% license interest in the Nugaal and Dharoor Valley PSAs; 
• a 10% license interest in the Block 9 PSC; 
• a 25% license interest in the Block 10A PSC; and, 
• a 20% license interest in the Block 10BB PSC. 

 
In consideration for such interests, Lion Energy agreed to pay a disproportionate share of costs associated with the planned 
work programs to be carried out in the subject areas and to deposit in escrow, as security for its payment obligations, $4 
million. 
 
The Company agreed to pay a finder’s fee equal to CAD$842,900 to Peninsula in connection with the Lion Energy Farmout 
Agreement based upon aggregate expenditures of $26,208,000.  The finder’s fee is payable in shares of the Company to be 
issued at a deemed price of CAD$1.04 per share.  On April 23, 2010, the Company issued a total of 405,240 common shares 
to Peninsula.   The  remaining 405,240  common  shares  to be  issued  to Peninsula will be  issued  from  time  to  time upon 
receipt of Exchange acceptance of applicable expenditures.  
 
Ministerial approval of the Lion Energy Farmout Agreement was obtained from the Puntland Government on December 8, 
2010 and from the Kenyan Government on December 9, 2010.   Requisite Exchange approval to the Lion Energy Farmout 
Agreement was received on March 15, 2010 and to the Peninsula finder’s fee arrangement on April 26, 2010. 
 
On July 29, 2010, Lion Energy and AOC entered  into the Lion Energy Farmout Amendment.   Pursuant to the terms of the 
Lion Energy Farmout Amendment, Lion Energy agreed to relinquish all of its interest in the Block 10A PSC and relinquish a 
ten percent (10%) participating interest in the Block 10BB PSC in consideration for which AOC agreed to: 
 

(a)  release to Lion Energy the $4 million that had been deposited into escrow under the terms of the Lion Energy 
Farmout Agreement; 

(b)  issue to Lion Energy 2,500,000 common shares of AOC which shares are subject to a voluntary six month hold 
period from the date of closing of the Lion Energy Farmout Amendment; 
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(c)  pay Lion Energy $2.5 million in cash; and 

(d)  release Lion Energy from its obligation to pay a disproportionate share of costs associated with the planned 
work programs to be carried out in the remaining subject areas. 

The  transaction  contemplated  under  the  Lion  Energy  Farmout  Amendment  was  subject  to  requisite  ministerial  and 
Exchange  approvals  and was  also  subject  to  completion  of  the  transactions  contemplated  under  the  Tullow  Farmout 
Agreements in respect of South Omo, Ethiopia, and Blocks 10A and 10BB, Kenya. On January 26, 2011, following receipt of 
the  necessary  approvals  and  satisfaction  of  the  conditions  precedent  related  to  the  Tullow  Farmout  Agreements,  the 
Company  closed  the  transactions  contemplated under  the  Lion Energy  Farmout Amendment  and paid  Lion Energy $2.5 
million and issued to Lion Energy 2,500,000 common shares.  The Company also released to Lion Energy the $4 million held 
in escrow under the terms of the Lion Energy Farmout Agreement.       
 
Farmout Agreement with EAX 
On May 29, 2009, AOC entered  into  the EAX Farmout Agreement with EAX made effective December 9, 2009, pursuant  to 
which the Company agreed to transfer to EAX a 30% license interest in the PSAs covering Blocks 2 and 6 and 7 and 8 in Ethiopia 
and a 20% license interest in the PSC covering Block 10A in Kenya.   
 
Under the terms of the EAX Farmout Agreement, EAX is obligated to pay a disproportionate share of costs associated with the 
planned work programs to be carried out in 2009 through 2010 and, as well, agreed to pay a portion of AOC’s past costs and 
future operational costs.  As consideration for past costs incurred by the Company, EAX paid the Company $1,700,000. 
 
Assignment Agreement and 12A/13T Amending Agreement with Platform 
On January 11, 2010, AOC entered  into an assignment agreement (the “Platform Assignment Agreement”) with Platform.  
Under the Platform Assignment Agreement, AOC agreed to purchase from Platform all of Platform’s right, title and interest 
in and to, and all of its obligations under (collectively, the “Platform Assigned Interest”), two production sharing contracts 
(the “Blocks 12A and 13T PSCs”), each made September 17, 2008 between Platform and the Kenyan Government.   
 
The terms of the Platform Assignment Agreement provided that it would automatically terminate if the closing date for the 
purchase and sale of the Platform Assigned Interest had not occurred by June 1, 2010.   
 
On May 27, 2010, AOC entered into an amending agreement (the “12A/13T Amending Agreement”) with Platform.  Under 
the 12A/13T Amending Agreement, Platform and AOC agreed to certain amendments to the 12A/13T Agreement including 
the extension of the date by which the purchase and sale of the Platform Assigned Interest was required to be completed, 
i.e., from June 1, 2010 to September 30, 2010.   AOC also agreed to provide bank and parent company guarantees to the 
Kenyan Government in accordance with the terms of the Blocks 12A and 13T PSCs. 
 
The Kenyan Government consented to the assignment of Blocks 12A and 13T to AOC on August 17, 2010 by signing deeds 
of  assignment  in  respect  of  each  Block.  The  Platform  Assignment  Agreement,  as  amended  by  the  12A/13T  Amending 
Agreement,  was  approved  by  the  Exchange  on  August  18,  2010  and  the  transactions  contemplated  by  the  Platform 
Assignment Agreement, as amended by the 12A/13T Agreement completed on September 9, 2010. 
   
 
The purchase price for the Platform Assigned Interest was comprised of 2,500,000 common shares of AOC and 1,500,000 
share purchase warrants. Each warrant entitles Platform to acquire one additional common share of the Company at a price 
of $1.50 per share for a period of two years,  i.e. on or before September 9, 2012.   On November 22, 2010, the Company 
elected to exercise its rights to accelerate the expiry date of the warrants to May 22, 2011. 
 
Red Emperor Farmout Agreement and Red Emperor Farmout Amendment 
On  June 15, 2010,  the Company entered  into  the Red Emperor Farmout Agreement under which Puntland Oil agreed  to 
acquire  a  10%  participating  interest  in  respect  of  the Nugaal  and  Dharoor  Valley  PSAs, with  an  option  to  increase  its 
participating interest in both of the Nugaal and Dharoor Valley PSAs to 20%.  The option was exercised by Puntland Oil on 
October 21, 2010.    In consideration for the 20% participating  interest, Puntland Oil agreed to pay 30% of all drilling costs 
associated with the drilling of two wells under the Nugaal and Dharoor Valley PSAs, being one exploration well under each 
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of the production sharing agreements, or, if AOC chooses, two wells in the Dharoor Valley Exploration Area, in each case for 
the  initial US$25 million of gross costs.   Thereafter Puntland Oil  shall be  responsible  for  its proportionate  share of  such 
costs. 
 
The Nugaal Valley net working interest is subject to AOC fulfilling its sale funding obligation during the exploration period. 
Also pursuant to the Red Emperor Farmout Agreement, Red Emperor entered into an escrow agreement under which it has 
deposited US$2 million into an escrow account, to be offset against the last US$2 million cash call made by AOC in respect 
of the work programs for the exploration areas, based on approved budgets. 
 
Completion of the Red Emperor Farmout Agreement was subject to the approval of the Government of Puntland, which 
was  received  in  January  2011.    Pursuant  to  a  finder’s  fee  agreement  dated  June  10,  2010  between  the  Company  and  
Komodo Capital (the “Komodo Finder’s Fee Agreement”), the Company is obligated to pay an aggregate of $125,000 in cash 
and $125,000  in  common  shares  (103,306  common  shares  a deemed price of $1.21/share)  in  connection with  the Red 
Emperor  Farmout Agreement.    The  finder’s  fee  is  payable  in  two  tranches,  50%  upon  receipt  of  confirmation  that  the 
escrow  arrangements  under  the  Red  Emperor  Farmout  Agreement  have  been  satisfied  (the  “First  Tranche”)  and  the 
remaining 50%  is payable on the entering  into of a drilling rig contract  in respect of either the Dharoor Valley or Nugaal 
Valley exploration areas.  On January 6, 2011, the Company satisfied its obligations to Komodo Capital in respect of the First 
Tranche. 
 
On March 24, 2011 the Company and Red Emperor entered into the Red Emperor Farmout Amendment under which Red 
Emperor  acknowledged  that  it  had made  the  election  to  increase  the  interests  assigned  to  it  in  the  PSCs  covering  the 
Dharoor Valley Block and  the Nugaal Valley Block assigned  to  it  from a 10% participating  interest  to a 20% participating 
interest.  In addition, Red Emperor’s initial obligation in respect of the initial exploration well drilled pursuant to the Nugaal 
Valley PSC, or the second exploration well drilled pursuant to the Dharoor Valley PSC, as applicable, was reduced to 20% of 
pre‐spud costs.  Red Emperor was also granted the option of electing to maintain its 20% participating interest in the PSCs 
covering the Nugaal Valley Block and the Dharoor Valley Block, after reviewing certain data relating to the first exploration 
well, by paying 30% of future drilling costs.    If Red Emperor does not exercise  its option,  it will forfeit all of  its  interest  in 
both the Nugaal Valley PSC and the Dharoor Valley PSC. 
 
Farmout Agreement with Agriterra 
On  June  17,  2010,  AOC  entered  into  the  Agriterra  Farmout  Agreement  under  which  AOC  agreed  to  acquire  an  80% 
participating  interest  in  respect  of  the  petroleum  production  sharing  agreement  (the  “South Omo  Block  PPSA”) made 
January 2008 between Agriterra and the Government of the Ethiopian Government relating to the South Omo Block. 
 
In consideration  for  the 80% participating  interest, AOC agreed  to pay  to Agriterra 80% of past costs,  to a maximum of 
$2,517,000,  incurred by Agriterra  in  connection with  the  South Omo Block  PSA  and 100% of  the  costs  associated with 
certain seismic and geological and geochemical work. The $2,517,000 of past costs owing to Agriterra under the Agriterra 
Farmout Agreement will  be  offset  against  cash  calls made  by AOC  in  its  capacity  as  operator,  in  respect  of Agriterra’s 
participation share of all costs under the South Omo Block joint operating agreement. 
 
AOC received ministerial consent of Ethiopian Government to the Agriterra Farmout Agreement on August 19, 2010. 

 
Farmout Agreements with Tullow 
On  September  1,  2010,  AOC  and  Tullow  entered  into  the  Tullow  Farmout  Agreement.    Under  the  Tullow  Farmout 
Agreement, AOC agreed to assign  to Tullow a 50%  interest  in and operatorship of, each of  the Block 10A PSC,  the Block 
10BB PSC and the South Omo Block PSA.  Tullow was also granted an option to acquire a 50% interest in the Blocks 12A and 
13T PSCs, which it subsequently exercised (see below). 
 
In consideration of the assignment, Tullow agreed to pay AOC approximately $10 million, representing 50% of AOC’s past 
costs in the blocks, subject to a post‐closing audit.  In addition, Tullow will cover AOC’s initial $23.75 million share of future 
joint venture expenditures on the blocks, after which AOC will be responsible for its working interest share of joint venture 
expenditures.  
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The South Omo portion of  the  farmout  to Tullow was completed on December 9, 2010. The  farmout of Blocks 10A and 
10BB  to  Tullow was  completed  in  January  2011  at which  time  Tullow  paid  the  Company  an  aggregate  of  $9.6 million, 
subject to post‐closing audit.   
 
Tullow exercised its option in respect of the Blocks 12A and 13T PSCs on September 1, 2010 and entered into the 12A/13T 
Farmout Agreement with AOC in respect of those blocks, on December 9, 2010.  Under the 12A/13T Farmout Agreement, 
AOC agreed to assign to Tullow 50% interest in, and operatorship of, each of Blocks 12A and 13T in consideration of $1.55 
million, being 50% of AOC’s past costs  in respect of  the blocks plus 50% of gross petroleum costs  incurred by AOC  from 
September 9, 2010, to a maximum of $500,000.   On February 22, 2011, the Company closed on the 12A/13T farmouts at 
which time Tullow paid the Company an aggregate of $1,686,432.   
 
As a result of the completion of the Centric Plan of Arrangement, the Company acquired an interest in Block 10BA, Kenya.  
Block 10BA is the subject of the 10BA Farmout Agreement. Pursuant to the terms of the 10BA Farmout Agreement, Tullow 
acquired a 50%  interest  in, and operatorship of, Block 10BA  in  consideration of  the  reimbursement of 50% of Centric’s 
acquisition costs, being approximately $750,000, and the payment of 80% of the first $30 million of expenditures required 
under  the Block 10BA PSC.   On November 4, 2010, Kenyan Government approval  to  the 10BA Farmout Agreement was 
received and on January 26, 2011, the transaction closed at which time Tullow paid to Centric an amount of $961,000  in 
respect of estimated historic costs related to the acquisition of the PSC and exploration of Block 10BA, subject to a post‐
closing audit. 
 
Farmout with Heritage 
As a result of  the completion of  the Centric Plan of Arrangement,  the Company acquired an  interest  in Blocks 7 and 11, 
Mali, West Africa.   Blocks 7 and 11 are  the  subject of  the Heritage Farmout Agreements.   Pursuant  to  the  terms of  the 
Heritage Farmout Agreements, Heritage can earn a 75% working  interest  in each of Blocks 7 and 11,  in consideration for 
funding all costs of the required work programs on the Blocks, comprising the acquisition of 2D seismic and the drilling of 
one exploratory well, at a total estimated cost of between $15 million and $20 million.    Heritage is designated as operator 
under the Block 7 and 11 PSAs. 
 
Joint Venture with Range 
Pursuant to a joint venture arrangement with Range (the “Range Joint Venture”) relating to the Dharoor and Nugaal Valley 
Exploration Blocks, Puntland (Somalia), the Company is obligated to solely fund $22.8 million of joint venture costs on each 
of the blocks ($45.5 million in total for both blocks) during the exploration period, in exchange for a 80% working interest in 
each block.  In the event that a commercial discovery is declared on a block prior to AOC spending $22.8 million, AOC shall 
be deemed to have earned its interest in the block and the Company and Range will be responsible for future expenditures 
on the block  in proportion to their respective working  interests.   In the event that AOC does not fund the required $22.8 
million during  the  initial exploration periods,  the Company’s  interest  in  the block would be  forfeited. An additional $3.5 
million will be payable to Range upon commencement of commercial production.   During the fourth quarter of 2008, the 
Company  fulfilled  its  sole  funding  obligation  related  to  the Dharoor Valley Block.   As  a  result, Range  is  paying  its  20% 
participating interest share of ongoing exploration costs related to this Block.  

Study Area Block, Ethiopia 
In  December  2010,  the  Company  signed  a  definitive  agreement  (the  “Joint  Study  Agreement”)  with  the  Ethiopian 
Government to jointly study the Rift Valley Block.  The Company has committed to carry out an airborne geophysical survey 
over  the Block, which spans 42,519 kilometres.   The  Joint Study Agreement has an 18 month  term,  following which  the 
Company will have the exclusive right to enter  into negotiations for a production sharing agreement for all or part of the 
Rift Valley Block.   
 
PRODUCTION SHARING CONTRACTS OVERVIEW 
 
Block 10BB, Kenya (40% working interest) 
The Block 10BB PSC contemplates an  initial four year exploration period and, at the option of the Contractor Group, two 
additional  exploration  periods  of  two  years  each.  The  first  exploration  period  ends  in  January  2012.  During  the  first 
exploration  period,  the  Contractor  Group  is  required  to  complete  geological  and  geophysical  activities,  including  the 
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acquisition of 600km of 2D seismic and  the  reprocessing of existing seismic data. The minimum  required expenditure of 
geological and geophysical activities is $6 million. In addition, the Contractor Group is required to drill one well, to a vertical 
depth  of  at  least  3,000 meters.  The minimum  required  expenditure  for  the well  is  $6 million.  At  the  end  of  the  first 
exploration period, the Contractor Group must relinquish 30% of the original contract area. 

During  the  first additional exploration period,  the Contractor Group  is  required  to acquire and  interpret 300 km2 of 3D 
seismic at a minimum cost of $7 million. In addition, the Contractor Group is required to drill one well, to a vertical depth of 
at  least  3,000 meters.  The minimum  required  expenditure  for  the well  is  $6 million. At  the  end  of  the  first  additional 
exploration period, the Contractor Group must relinquish an additional 30% of the original contract area. 

During the second additional exploration period, the Contractor Group is required to acquire and interpret 250 km2 of 3D 
seismic at a minimum cost of $7 million. In addition, the Contractor Group is required to drill three exploratory wells, to a 
vertical depth of at least 3,000 meters per well. The minimum required expenditure for the well is $6 million per well. 

The Kenyan Government may elect  to participate  in any petroleum operations  in any development area and acquire an 
interest of up to 20% of the total interest in that development area. The Kenyan Government may exercise its participation 
rights within six months from the date a development plan is adopted. Upon electing to participate in a development area, 
the Government would assume responsibility for its share of costs incurred with respect to the development area. 

A 25 year development and production period commences once the Contractor Group has made a commercial discovery 
and a development plan is adopted. 

The following diagram illustrates the allocation of production under the terms of the Block 10BB PSC: 

Second Tier Profit Oil to Government ($/bbl):
sliding scale based on contractors profit oil share and world oil prices
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Of  the  “Total Oil  Produced”,  “Operations Oil”  is  available  to  the  Contractor Group  for  operational  needs  for  the work 
performed under the PSC.  Up to a stated maximum percentage of the “Net Available Oil” is available for cost recovery with 
the remainder allocated to “Profit Oil”.   Costs subject to cost recovery  include all costs and expenditures  incurred by the 
Contractor  Group  for  exploration,  development,  production  and  decommissioning  operations,  as  well  as  any  other 
applicable costs and expenditures  incurred directly or  indirectly with these activities. The portion of Profit Oil available to 
the Contractor Group is based on a sliding scale with the portion allocated to the Contractor Group declining as the volume 
of Profit Oil increases. 

A second  tier Profit Oil payment  is due  to  the Government when oil prices exceed a stated world oil price. The amount 
payable per barrel is calculated by multiplying the Contractor Group’s share of Profit Oil by a stated percentage and by the 
prevailing oil price in excess of the contractually agreed threshold world oil price. 
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Block 10A, Kenya (30% working interest) 
The Block 10A PSC contemplates an  initial  four year exploration period and, at  the option of  the Contractor Group,  two 
additional  exploration  periods  of  1.5  years  each.  The  first  exploration  period  ends  in  January  2012.  During  the  first 
exploration  period,  the  Contractor  Group  is  required  to  complete  geological  and  geophysical  activities,  including  the 
acquisition of 750km of 2D seismic, reprocessing existing seismic, acquire an air borne gravity survey, complete block wide 
surface geology mapping and sampling. The minimum required expenditure of geological and geophysical activities is $7.75 
million.  In addition,  the Contractor Group  is  required  to drill one well,  to a vertical depth of at  least 3,000 meters. The 
minimum required expenditure for the well is $8.5 million. At the end of the first exploration period, the Contractor Group 
must relinquish 25% of the original contract area. 

During the first additional exploration period, the Contractor Group is required to conduct a full subsurface integration of 
well results at a minimum cost of $0.1 million. In addition, the Contractor Group is required to drill one well, to a vertical 
depth of  at  least 3,000 meters.  The minimum  required  expenditure  for  the well  is $8.5 million. At  the  end of  the  first 
additional exploration period, the Contractor Group must relinquish an additional 25% of the original contract area. 

During the second additional exploration period, the Contractor Group is required to conduct a full subsurface integration 
of well results at a minimum cost of $0.1 million. In addition, the Contractor Group is required to drill one well, to a vertical 
depth of at least 3,000 meters. The minimum required expenditure for the well is $8.5 million. 

The Kenyan Government may elect  to participate  in any petroleum operations  in any development area and acquire an 
interest of up to 13% of the total interest in that development area. The Kenyan Government may exercise its participation 
rights within six months from the date a development plan is adopted. Upon electing to participate in a development area, 
the Government would assume responsibility for its share of costs incurred with respect to the development area. 

A 25 year development and production period commences once the Contractor Group has made a commercial discovery 
and a development plan is adopted.   

The following diagram illustrates the allocation of production under the terms of the Block 10A PSC: 

Second Tier Profit Oil to Government ($/bbl):
sliding scale based on contractors profit oil share and world oil prices
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Of  the  “Total Oil  Produced”,  “Operations Oil”  is  available  to  the  Contractor Group  for  operational  needs  for  the work 
performed under the PSC.  Up to stated maximum percentage of the “Net Available Oil” is available for cost recovery with 
the remainder allocated to “Profit Oil”.   Costs subject to cost recovery  include all costs and expenditures  incurred by the 
Contractor  Group  for  exploration,  development,  production  and  decommissioning  operations,  as  well  as  any  other 
applicable costs and expenditures  incurred directly or  indirectly with these activities. The portion of Profit Oil available to 
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the Contractor Group is based on a sliding scale with the portion allocated to the Contractor Group declining as the volume 
of Profit Oil increases. 

A second  tier Profit Oil payment  is due  to  the Government when oil prices exceed a stated world oil price. The amount 
payable per barrel is calculated by multiplying the Contractor Group’s share of Profit Oil by a stated percentage and by the 
prevailing oil price in excess of the contractually agreed threshold world oil price. 

Block 9, Kenya (66.7% working interest) 
With the drilling of the Bogal‐1 well (which was completed in May 2010), the Contractor Group fulfilled the minimum work 
obligations required under the  initial exploration period and has entered the first additional exploration phase under the 
Block 9 PSC. At the end of the first exploration period, the Contractor Group relinquished 25% of the original contract area. 
 
During the first additional exploration period, which commenced on December 31, 2010 and which expires on December 
31, 2013,  the Contractor Group  is  required  to drill  an  additional well,  to  a  vertical depth of at  least 1,500 meters. The 
minimum  required  expenditure  for  the well  is  $2.5 million.  At  the  end  of  the  first  additional  exploration  period,  the 
Contractor Group must relinquish 25% of the remaining contract area. 
 
During the second additional exploration period, which has a two year term, and which is exercisable at the option of the 
Contractor Group,  the Contractor Group  is  required  to,  in consultation with  the Kenyan Ministry  responsible  for energy, 
determine how much 2D or 3D seismic work,  if any,  is required. In addition, the Contractor Group  is required to drill one 
well, to a vertical depth of at least 1,500 meters. The minimum required expenditure for the well is $3.0 million. 
 
The Kenyan Government may elect  to participate  in any petroleum operations  in any development area and acquire an 
interest of up to 13% of the total interest in that development area. The Kenyan Government may exercise its participation 
rights within six months from the date a development plan is adopted. Upon electing to participate in a development area, 
the Government would assume responsibility for its share of costs incurred with respect to the development area. 
 
A development and production period  commences once  the Contractor Group has made a  commercial discovery and a 
development plan is adopted.  The development and production period is 25 years with a possible 10 year extension. 
The following diagram illustrates the allocation of production under the terms of the Block 9 PSC: 
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Of  the  “Total Oil  Produced”,  “Operations Oil”  is  available  to  the  Contractor Group  for  operational  needs  for  the work 
performed under the PSC.  Up to a stated maximum percentage of the “Net Available Oil” is available for cost recovery with 
the remainder allocated to “Profit Oil”.   Costs subject to cost recovery  include all costs and expenditures  incurred by the 
Contractor  Group  for  exploration,  development,  production  and  decommissioning  operations,  as  well  as  any  other 
applicable costs and expenditures  incurred directly or  indirectly with these activities. The portion of Profit Oil available to 
the Contractor Group is based on a sliding scale with the portion allocated to the Contractor Group declining as the volume 
of Profit Oil increases. 



 

21 | P a g e  

 

Blocks 12A and 13T, Kenya (50% working interest) 
The Block  12A  and  13T  PSCs  contemplate  an  initial  three  year  exploration period  and,  at  the option of  the Contractor 
Group, two additional exploration periods of two years each.  In each case, the first exploration period ends  in December 
2011. During the first exploration period, the Contractor Group  is required to complete, on each of the Blocks, geological 
and  geophysical  activities,  including  the  acquisition  of  500km  of  2D  seismic  or  100  square  kilometers  of  3D  seismic, 
reprocess  existing  seismic,  acquire  an  air  borne  gravity  survey  and  complete  block‐wide  surface  geology mapping  and 
sampling. The minimum  required expenditure of geological and geophysical activities  is $3.6 million  in  the case of Block 
12A, and $3.65 million,  in  the  case of Block 13T. At  the end of  the  first exploration period,  the Contractor Group must 
relinquish 25% of the original contract area in each of Block 12A and 13T. 

During the first additional exploration period, the Contractor Group is required to acquire and interpret an additional 200 
km2 of 3D seismic, on each of the Blocks, at a minimum cost of $6 million. In addition, the Contractor Group is required to 
drill one well exploratory well in each Block to a vertical depth of at least 3,000 meters. The minimum required expenditure 
for each well is $15 million. At the end of the first additional exploration period, the Contractor Group must relinquish an 
additional 25% of the remaining contract area in each Block. 

During the second additional exploration period, the Contractor Group  is required to acquire and  interpret an additional 
200 km2 of 3D seismic, on each of the Blocks, at a minimum cost of $6 million. In addition, the Contractor Group is required 
to drill one exploratory well in each Block to a vertical depth of at least 3,000 meters. The minimum required expenditure 
for each well is $15 million per well. 

The Kenyan Government may elect  to participate  in any petroleum operations  in any development area  in either of  the 
Blocks and acquire an interest of up to 22.5% of the total interest in that development area, 15% of which will be held by 
the Kenyan Government and 7.5% which will be held by the National Oil Corporation of Kenya. The Kenyan Government 
and  the  National  Oil  Corporation  of  Kenya  may  exercise  its  participation  rights  within  six  months  from  the  date  a 
development plan  is adopted. Upon electing  to participate  in a development area,  the Government and  the National Oil 
Corporation of Kenya would assume responsibility for its share of costs incurred with respect to the development area. 

A 25 year development and production period commences once the Contractor Group has made a commercial discovery 
and a development plan is adopted. 

The following diagram illustrates the allocation of production under the terms of the Blocks 12A and 13T PSCs: 

Second Tier Profit Oil to Government ($/bbl):
sliding scale based on contractors profit oil share and world oil prices
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Of  the  “Total Oil  Produced”,  “Operations Oil”  is  available  to  the  Contractor Group  for  operational  needs  for  the work 
performed under the PSC.  Up to a stated maximum percentage of the “Net Available Oil” is available for cost recovery with 
the remainder allocated to “Profit Oil”.   Costs subject to cost recovery  include all costs and expenditures  incurred by the 
Contractor  Group  for  exploration,  development,  production  and  decommissioning  operations,  as  well  as  any  other 
applicable costs and expenditures  incurred directly or  indirectly with these activities. The portion of Profit Oil available to 
the Contractor Group is based on a sliding scale with the portion allocated to the Contractor Group declining as the volume 
of Profit Oil increases. 

A second  tier Profit Oil payment  is due  to  the Government when oil prices exceed a stated world oil price. The amount 
payable per barrel is calculated by multiplying the Contractor Group’s share of Profit Oil by a stated percentage and by the 
prevailing oil price in excess of the contractually agreed threshold world oil price. 

Block 10BA, Kenya (50% working interest) 
The Block 10BA PSC contemplates an initial three year exploration period and, at the option of the Contractor Group, two 
additional  exploration  periods  of  two  years  each.  The  first  exploration  period  ends  in  January  2013.  During  the  first 
exploration  period,  the  Contractor  Group  is  required  to  complete  geological  and  geophysical  activities,  including  the 
acquisition of 200km of 2D seismic and  the  reprocessing of existing seismic data. The minimum  required expenditure of 
geological and geophysical activities  is $3 million. At  the end of  the  first exploration period,  the Contractor Group must 
relinquish 25% of the original contract area. 

During the first additional exploration period, the Contractor Group is required to acquire and interpret 1,000 kilometers of 
2D seismic or carry out surveys of 50 km2 of 3D seismic and drill one well or carry out surveys of 45 km2 of 3D seismic at a 
minimum cost of $17 million.  At the end of the first additional exploration period, the Contractor Group must relinquish an 
additional 25% of the remaining contract area. 

During the second additional exploration period, the Contractor Group is required to carry out surveys of 500 kilometers of 
2D seismic or carry out surveys of 25 km2 of 3D seismic and drill two exploratory wells at a minimum cost of $19 million.  

The Kenyan Government may elect  to participate  in any petroleum operations  in any development area and acquire an 
interest of up to 10% of the total interest in that development area. The Kenyan Government may exercise its participation 
rights within six months from the date a development plan is adopted. Upon electing to participate in a development area, 
the Government would assume responsibility for its share of costs incurred with respect to the development area. 

A 25 year development and production period commences once the Contractor Group has made a commercial discovery 
and a development plan is adopted. 

The following diagram illustrates the allocation of production under the terms of the Block 10BA PSC: 
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Second Tier Profit Oil to Government ($/bbl):
sliding scale based on contractors profit oil share and world oil prices
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Of  the  “Total Oil  Produced”,  “Operations Oil”  is  available  to  the  Contractor Group  for  operational  needs  for  the work 
performed under the PSC.  Up to a stated maximum percentage of the “Net Available Oil” is available for cost recovery with 
the remainder allocated to “Profit Oil”.   Costs subject to cost recovery  include all costs and expenditures  incurred by the 
Contractor  Group  for  exploration,  development,  production  and  decommissioning  operations,  as  well  as  any  other 
applicable costs and expenditures  incurred directly or  indirectly with these activities. The portion of Profit Oil available to 
the Contractor Group is based on a sliding scale with the portion allocated to the Contractor Group declining as the volume 
of Profit Oil increases. 

A second  tier Profit Oil payment  is due  to  the Government when oil prices exceed a stated world oil price. The amount 
payable per barrel is calculated by multiplying the Contractor Group’s share of Profit Oil by a stated percentage and by the 
prevailing oil price in excess of the contractually agreed threshold world oil price. 

Blocks 2 and 6, Ethiopia (55% working interest) 
The Block 2&6 PSA contemplates an  initial  five year exploration period and, at  the option of  the Contractor Group,  two 
additional exploration periods of  two years each. The  initial exploration period ends  in November 2011. During  the  first 
exploration  period,  the  Contractor  Group  is  required  to  complete  geological  and  geophysical  activities,  including  the 
acquisition of 1,250km of 2D seismic, reprocessing existing seismic, acquire an air borne gravity survey and conduct a multi‐
disciplinary geophysical and geological study. The minimum required expenditure of geological and geophysical activities is 
$10.8 million. At the end of the first exploration period, the Contractor Group must relinquish 25% of the original contract 
area. 
 
During  the  first  additional exploration period,  the Contractor Group  is  required  to  complete  geological  and  geophysical 
activities,  including  the acquisition of 1,300km of 2D seismic and conduct a multi‐disciplinary geophysical and geological 
study. The minimum required expenditure of geological and geophysical activities  is $10.5 million. At the end of the first 
additional exploration period, the Contractor Group must relinquish an additional 25% of the original contract area. 
 
During  the  second  additional  exploration  period,  the  Contractor Group  is  required  to  drill  one  appraisal well  and  one 
exploratory well  to  the  lowest mapped closure  technically and geologically  justifiable or 20 meters below  the basement. 
The minimum required drilling expenditure for the wells is $13 million. 
 
The Ethiopian Government may elect to participate in any petroleum operations in any development area and acquire an 
interest  of  up  to  10%  of  the  total  interest  in  that  development  area.  The  Ethiopian  Government  may  exercise  its 
participation  rights within  120  days  from  the  date  a  development  plan  is  adopted.  Upon  electing  to  participate  in  a 
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development  area,  the  Government  would  assume  responsibility  for  its  share  of  costs  incurred  with  respect  to  the 
development area. 
 
A 25 year development and production period commences once the Contractor Group has made a commercial discovery 
and a development plan is adopted. 
 
The following diagram illustrates the allocation of production under the terms of the Blocks 2 and 6 PSA: 

Total Oil Produced

Less:
Operations Oil

Royalty
oil: sliding scale percentage
gas: sliding scale percentage

Net Available Oil

Cost Recovery Oil
a percentage of net available oil

Profit Oil
remaining net available oil

Contractor
oil: sliding scale percentage
gas: sliding scale percentage

Government
oil: sliding scale percentage
gas: sliding scale percentage

 

Of  the  “Total Oil  Produced”,  “Operations Oil”  is  available  to  the  Contractor Group  for  operational  needs  for  the work 
performed under the PSA.  The remaining oil is subject to a royalty, payable to the Ethiopian Minister of Mines and Energy, 
based on an increasing sliding scale as the rate of oil and/or gas increases. 

Up to a stated maximum percentage of the “Net Available Oil” is available for cost recovery with the remainder allocated to 
“Profit  Oil”.    Costs  subject  to  cost  recovery  include  all  costs  and  expenditures  incurred  by  the  Contractor  Group  for 
exploration,  development,  production  and  decommissioning  operations,  as  well  as  any  other  applicable  costs  and 
expenditures incurred directly or indirectly with these activities. The portion of Profit Oil available to the Contractor Group 
is based on a sliding scale with the portion allocated to the Contractor Group declining as the volume of Profit Oil increases. 

Blocks 7 and 8, Ethiopia (55% working interest) 
The Block 7&8 PSC contemplates an  initial  five year exploration period and, at  the option of  the Contractor Group,  two 
additional  exploration  periods  of  two  years  each.  The  initial  exploration  period  ends  in  July  2012.  During  the  first 
exploration  period,  the  Contractor  Group  is  required  to  complete  geological  and  geophysical  activities,  including  the 
acquisition of 1,250km of 2D seismic, reprocessing existing seismic, acquire an air borne gravity survey and conduct a multi‐
disciplinary geophysical and geological study. The minimum required expenditure of geological and geophysical activities is 
$11.0 million. In addition, the Contractor Group is required to drill one well, to a vertical depth of at least 3,000 meters. The 
minimum required expenditure for the well is $6.0 million. At the end of the first exploration period, the Contractor Group 
must relinquish 25% of the original contract area. 
 
During  the  first  additional exploration period,  the Contractor Group  is  required  to  complete  geological  and  geophysical 
activities,  including  the  acquisition  of  1,300km  of  2D  seismic.  The  minimum  required  expenditure  of  geological  and 
geophysical activities is $11 million. In addition, the Contractor Group is required to drill one well, to a vertical depth of at 
least  3,000 meters.  The minimum  required  expenditure  for  the well  is  $6.0 million.  At  the  end  of  the  first  additional 
exploration period, the Contractor Group must relinquish an additional 25% of the original contract area. 
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During the second additional exploration period, the Contractor Group is required to complete geological and geophysical 
activities, including the acquisition of 200km of seismic. The minimum required expenditure of geological and geophysical 
activities  is $1 million.  In addition, the Contractor Group  is required to drill two wells, to a minimum vertical depth of at 
least 3,000 meters per well. The minimum required expenditure for each well is $6.0 million. 

The Ethiopian Government may elect to participate in any petroleum operations in any development area and acquire an 
interest  of  up  to  15%  of  the  total  interest  in  that  development  area.  The  Ethiopian  Government  may  exercise  its 
participation  rights within  120  days  from  the  date  a  development  plan  is  adopted.  Upon  electing  to  participate  in  a 
development  area,  the  Government  would  assume  responsibility  for  its  share  of  costs  incurred  with  respect  to  the 
development area. 

A 25 year development and production period commences once the Contractor Group has made a commercial discovery 
and a development plan is adopted. 

The following diagram illustrates the allocation of production under the terms of the Blocks 7 and 8 PSC: 
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Of  the  “Total Oil  Produced”,  “Operations Oil”  is  available  to  the  Contractor Group  for  operational  needs  for  the work 
performed under the PSC.  The remaining oil is subject to a royalty, payable to the Ethiopian Minister of Mines and Energy, 
based on an increasing sliding scale as the rate of oil and/or gas increases  

Up to a stated maximum percentage of the “Net Available Oil” is available for cost recovery with the remainder allocated to 
“Profit  Oil”.    Costs  subject  to  cost  recovery  include  all  costs  and  expenditures  incurred  by  the  Contractor  Group  for 
exploration,  development,  production  and  decommissioning  operations,  as  well  as  any  other  applicable  costs  and 
expenditures incurred directly or indirectly with these activities. The portion of Profit Oil available to the Contractor Group 
is based on a sliding scale with the portion allocated to the Contractor Group declining as the volume of Profit Oil increases. 

Adigala Block, Ethiopia (50% working interest) 
The  Adigala  PSC  contemplates  an  initial  four  year  exploration  period  and,  at  the  option  of  the  Contractor Group,  two 
additional  exploration  periods  of  two  years  each.  The  initial  exploration  period  ends  in  July  2011.  During  the  first 
exploration  period,  the  Contractor  Group  is  required  to  complete  geological  and  geophysical  activities,  including  the 
acquisition of an air borne gravity and magnetics survey and conduct a multi‐disciplinary geophysical and geological study. 
The  minimum  required  expenditure  of  geological  and  geophysical  activities  is  $1.3  million.    At  the  end  of  the  first 
exploration period, the Contractor Group must relinquish 25% of the original contract area. 
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During  the  first  additional exploration period,  the Contractor Group  is  required  to  complete  geological  and  geophysical 
activities,  including  the  acquisition  of  1,000km  of  2D  seismic.  The  minimum  required  expenditure  of  geological  and 
geophysical  activities  is  $8 million.    At  the  end  of  the  first  additional  exploration  period,  the  Contractor  Group must 
relinquish 25% of the original contract area. 
 
During the second additional exploration period, the Contractor Group is required to drill one well, to the lowest mapped 
closure technically and geologically  justifiable or 20 meters below the basement. The minimum required expenditure  for 
the well is $10.0 million. 
 
The Ethiopian Government may elect to participate in any petroleum operations in any development area and acquire an 
interest  of  up  to  15%  of  the  total  interest  in  that  development  area.  The  Ethiopian  Government  may  exercise  its 
participation  rights within  120  days  from  the  date  a  development  plan  is  adopted.  Upon  electing  to  participate  in  a 
development  area,  the  Government  would  assume  responsibility  for  its  share  of  costs  incurred  with  respect  to  the 
development area. 
 
A 25 year development and production period commences once the Contractor Group has made a commercial discovery 
and a development plan is adopted. 
 
The following diagram illustrates the allocation of production under the terms of the Adigala Block PSC: 
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Of  the  “Total Oil  Produced”,  “Operations Oil”  is  available  to  the  Contractor Group  for  operational  needs  for  the work 
performed under the PSC.  The remaining oil is subject to a royalty, payable to the Ethiopian Minister of Mines and Energy, 
based on an increasing sliding scale as the rate of oil and/or gas increases  

Up to a stated maximum percentage of the “Net Available Oil” is available for cost recovery with the remainder allocated to 
“Profit  Oil”.    Costs  subject  to  cost  recovery  include  all  costs  and  expenditures  incurred  by  the  Contractor  Group  for 
exploration,  development,  production  and  decommissioning  operations,  as  well  as  any  other  applicable  costs  and 
expenditures incurred directly or indirectly with these activities. The portion of Profit Oil available to the Contractor Group 
is based on a sliding scale with the portion allocated to the Contractor Group declining as the volume of Profit Oil increases. 

South Omo Block, Ethiopia (30% working interest) 
The South Omo Block PSA contemplates an initial four year exploration period and, at the option of the Contractor Group, 
two additional exploration periods of  two years each. The  first exploration period ends  in  January 2012. During  the  first 
exploration period, the Contractor Group is required to complete geological and geophysical activities and studies, including 
the acquisition of 400 kilometers of 2D seismic.  The minimum required expenditure of geological and geophysical activities 
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is $6 million.  In addition, the Contractor Group is required to drill one exploratory well to a vertical depth of at least 3,000 
meters.  The minimum required expenditure for the well is $8 million and drilling is required to commence not later than 
January 2012. At the end of the first exploration period, the Contractor Group must relinquish 25% of the original contract 
area. 
 
During the first additional exploration period, the Contractor Group is required to acquire an additional 200 kilometers of 
2D seismic at a minimum expenditure of $2 million.  In addition, the Contractor Group is required to drill one exploratory 
well to a vertical depth of at least 3,000 meters.  The minimum required expenditure for the well is $8 million. At the end of 
the first additional exploration period, the Contractor Group must relinquish 45% of the original contract area. 
 
During the second additional exploration period, the Contractor Group is required to acquire an additional 200 kilometers 
of 2D seismic at a minimum expenditure of $2 million.  In addition, the Contractor Group is required drill one exploratory 
well to a vertical depth of at least 3,000 meters.  The minimum required expenditure for the well is $8 million.  At the end 
of the second additional exploration period, the Contractor Group must relinquish the remainder of the original contract 
area that is not included within an appraisal area or development area. 
 
The Ethiopian Government may elect to participate in any petroleum operations in any development area and acquire an 
interest  of  up  to  15%  of  the  total  interest  in  that  development  area.  The  Ethiopian  Government  may  exercise  its 
participation  rights within  120  days  from  the  date  a  development  plan  is  adopted.  Upon  electing  to  participate  in  a 
development  area,  the  Government  would  assume  responsibility  for  its  share  of  costs  incurred  with  respect  to  the 
development area. 
 
A 25 year development and production period commences once the Contractor Group has made a commercial discovery 
and a development plan is adopted. 
 
The following diagram illustrates the allocation of production under the terms of the South Omo Block PSC: 
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Of  the  “Total Oil  Produced”,  “Operations Oil”  is  available  to  the  Contractor Group  for  operational  needs  for  the work 
performed under the PSC.  The remaining oil is subject to a royalty, payable to the Ethiopian Minister of Mines and Energy, 
based on an increasing sliding scale as the rate of oil and/or gas increases  

Up to a stated maximum percentage of the “Net Available Oil” is available for cost recovery with the remainder allocated to 
“Profit  Oil”.    Costs  subject  to  cost  recovery  include  all  costs  and  expenditures  incurred  by  the  Contractor  Group  for 
exploration,  development,  production  and  decommissioning  operations,  as  well  as  any  other  applicable  costs  and 
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expenditures incurred directly or indirectly with these activities. The portion of Profit Oil available to the Contractor Group 
is based on a sliding scale with the portion allocated to the Contractor Group declining as the volume of Profit Oil increases. 

Dharoor and Nugaal Valley Blocks, Puntland (Somalia) (45% working interest) 
The PSCs covering both the Dharoor Valley Block and the Nugaal Valley Block were amended on two occasions (December 
2009 and  January 2011)  in order  to extend  the  initial exploration period.   These amendments have extended  the  initial 
exploration expiry date to January 17, 2012.  In consideration of these extensions of the initial exploration period, Africa Oil 
relinquished  50%  of  the  original  contract  area  and  agreed  to  pay  a  $1 million  bonus within  30  days  of  a  commercial 
discovery  in  each  of  the  production  blocks.    Further,  the  Company  agreed  to  certain  enhanced  abandonment  and 
environmental safety measures and made payments to the Puntland government, in the aggregate amount of $1,550,000 
for  the  two  amendments,  for  development  of  infrastructure.  Under  the  amended  PSCs,  AOC  is  obligated  to  spud  a 
minimum of one exploratory well  in  the Dharoor Valley Exploration Area by  July 27, 2011. A  second exploratory well  is 
required to be spudded  in the Nugaal Valley Exploration Area or, at the option of AOC,  in the Dharoor Valley Exploration 
Area, by September 27, 2011. 

A development and production period  commences once  the Contractor Group has made a  commercial discovery and a 
development plan is adopted.  The development and production period is 20 years with a possible 5 year extension. 

The following diagram illustrates the allocation of production under the terms of the Dharoor and Nugaal Valley Block PSCs: 

Total Oil Produced

Less:
Operations Oil

Royalty
oil: sliding scale percentage

Net Available Oil

Cost Recovery Oil
a percentage of net available oil

Profit Oil
remaining net available oil

Contractor
stated percentage

Government
stated percentage

 

Of  the  “Total Oil  Produced”,  “Operations Oil”  is  available  to  the  Contractor Group  for  operational  needs  for  the work 
performed under the PSC.  The remaining oil is subject to a royalty, payable to the Government of Puntland, based on an 
increasing sliding scale as the rate of oil increases. 

Up to stated maximum percentage of the “Net Available Oil” is available for cost recovery with the remainder allocated to 
“Profit  Oil”.    Costs  subject  to  cost  recovery  include  all  costs  and  expenditures  incurred  by  the  Contractor  Group  for 
exploration,  development,  production  and  decommissioning  operations,  as  well  as  any  other  applicable  costs  and 
expenditures  incurred  directly  or  indirectly  with  these  activities.  Profit  Oil  is  between  the  Contractor  Group  and  the 
Government based on stated percentages of Profit Oil. 

Blocks 7 and 11 (Mali) (25% working interest) 
Under  the original  license  terms,  the  initial period of  the Mali PSAs expired after  four years  from  the dates of award.  In 
January 2009, the initial periods were extended by two years, to July 31, 2012 (Block 7) and to June 22, 2011 (Block 11). No 
other terms were changed. 
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The Contractor Group under the Mali PSAs has an option to renew the Mali PSAs twice, each time for a three‐year period. 
Upon each renewal, the block areas will be reduced by at least 25% of the initial areas. Unless a discovery of oil deposits has 
been notified, the Contractor Group will be required to return their remaining interests to the Mali Government by July 31, 
2018 in the case of Block 7 and June 22, 2017 in the case of Block 11. 
 
During the  initial exploration period, years 1 through 6, the Contractor Group  is required to reinterpret existing data and 
seismic reprocessing, carry out geological exploration and airborne geophysics surveying, acquire new seismic data in order 
to determine drill sites on both Blocks 7 and 11, perform an exploratory drill program on Block 7 and drill one exploratory 
well to a vertical depth of at least 2,000 meters on Block 11.  The minimum required expenditures for this period on Block 7 
total $11.6 million and on Block 11 total $10.4 million. 
 
During the second exploration period, years 7 through 9, the Contractor Group is required to drill one exploratory well to a 
vertical depth of at  least 2,000 meters on both Blocks 7 and 11.   The minimum required expenditure  for each well  is $8 
million.  
 
During  the  third exploration period, years 10  through 12,  the Contractor Group  is required  to drill two exploratory wells 
each to a vertical depth of at  least 2,000 meters on each of Blocks 7 and 11.   The minimum required expenditure for the 
well in respect of Block 7 is $15 million and in respect of Block 11 is $14 million.   
 
The Mali  Government may  elect  to  participate  in  any  petroleum  operations  in  any  development  area  and  acquire  an 
interest of up to 20% of the total  interest  in that development area. The Mali Government may exercise  its participation 
rights within 180 days from the date a development plan  is adopted. Upon electing to participate  in a development area, 
the Mali Government would assume responsibility for its share of costs incurred with respect to the development area. 
 
A 25 year development and production period commences once the Contractor Group has made a commercial discovery 
and a development plan is adopted. 
 
The following diagram illustrates the allocation of production under the terms of the Block 7 and Block 11 PSCs: 
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Of  the  “Total Oil  Produced”,  “Operations Oil”  is  available  to  the  Contractor Group  for  operational  needs  for  the work 
performed under the PSCs.   Up to a stated maximum percentage of the “Net Available Oil”  is available for cost recovery 
with the remainder allocated to “Profit Oil”.  Costs subject to cost recovery include all costs and expenditures incurred by 
the  Contractor Group  for  exploration,  development,  production  and  decommissioning  operations,  as well  as  any  other 
applicable costs and expenditures  incurred directly or  indirectly with these activities. The portion of Profit Oil available to 
the Contractor Group is based on q sliding scale with the portion allocated to the Contractor Group declining as the volume 
of Profit Oil increases. 
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DISCLOSURE OF RESERVES DATA AND OTHER OIL AND GAS INFORMATION 
For further information, please refer to Africa Oil’s Statement of Reserves Data and Other Oil and Gas Information for fiscal 
year ended December 31, 2010 (Form NI 51‐101F1) and the Report of Management and Directors on Oil and Gas Disclosure 
(Form NI  51‐101F3),  filed  under  the  Company’s  profile  on  the  SEDAR website  at www.sedar.com,  copies  of which  are 
attached hereto as Schedules A and B, respectively. 
 
Environmental Considerations 
The  Company’s  oil  and  gas  operations  are  located  in  regions  where  there  are  numerous  environmental  regulations 
including restrictions on where and when oil and gas operations can occur, regulations on the release of substances  into 
groundwater, atmosphere and surface  land and the potential routing of pipelines or  location of production  facilities.   All 
such regulations are strictly followed.   The Company could potentially be  liable for contamination on properties acquired 
and  it  attempts  to  mitigate  the  risk  of  inheriting  environmental  liabilities  when  conducting  due  diligence  on  these 
acquisition opportunities. Breach of  environmental  regulations  in  any of  the  regions  in which Africa Oil operates  could 
result in restrictions or cessation of operations and the imposition of fines and penalties.  See also “Risk Factors.” 

Social Policies  
The objective of Africa Oil’s corporate responsibility strategy is to address the challenge of sustainability – delivering value 
to  our  shareholders,  providing  economic  and  social  benefits  to  communities  while  concurrently  minimizing  our 
environmental  footprint.  The  Company  views  its  commitment  to  corporate  responsibility  as  a  strategic  advantage  that 
enables  it to both access and effectively manage new business opportunities. Africa Oil  is committed to providing a safe, 
healthy, and transparent environment for employment, production, and sharing of the economic benefits that flow from its 
regional presence.  
 
Through  extensive  stakeholder  consultations  in  each of  its  exploration  theatres, Africa Oil has identified  and  supported 
community  development  programs  reflecting  local  and  national  priorities  across  four  thematic  areas:  water,  health, 
education, and rural  livelihoods.  In addition, Africa Oil contributes directly  to  the Lundin  for Africa Foundation  (LFA),  the 
philanthropic arm of  the Lundin Group of Companies. LFA supports,  through a combination of grants and below market 
debt/equity  investments,  innovative,  vertically‐integrated  approaches  to  poverty  alleviation  in  the  areas  of  agriculture, 
financial services for the poor, and private sector development. 

RISK FACTORS 

The Company’s operations are subject to various risks and uncertainties, including, but not limited to, those listed below.   

International Operations 
AOC participates  in oil and gas projects  located  in emerging markets,  including Puntland  (Somalia), Ethiopia, Kenya and 
Mali.  Oil and gas exploration, development and production activities in these emerging markets are subject to significant 
political and economic uncertainties that may adversely affect AOC's operations.  Uncertainties include, but are not limited 
to, the risk of war, terrorism, expropriation, nationalization, renegotiation or nullification of existing or future concessions 
and contracts, the  imposition of  international sanctions, a change  in crude oil or natural gas pricing policies, a change  in 
taxation policies, and the imposition of currency controls.  These uncertainties, all of which are beyond AOC's control, could 
have a material adverse effect on AOC's business, prospects and results of operations.    In addition,  if  legal disputes arise 
related to oil and gas concessions acquired by AOC, AOC could be subject to the jurisdiction of courts other than those of 
Canada.   AOC's  recourse may be very  limited  in  the event of a breach by a government or government authority of an 
agreement governing a concession  in which AOC acquires an  interest.   AOC may require  licenses or permits from various 
governmental  authorities  to  carry  out  future  exploration,  development  and  production  activities.    There  can  be  no 
assurance that AOC will be able to obtain all necessary licenses and permits when required. 

International Boundary Disputes 
As a result of ongoing political disputes,  the  legal  international boundaries between Somalia  (which  includes Puntland, a 
semi‐autonomous region within Somalia) and its neighboring countries are in dispute.  In September 2007 AOC was advised 
that the Ministry of Water and Mineral Resources of the Republic of Somaliland was claiming ownership of the Nugaal and 
Ahl Medo Valley basins, including some or all of the area that comprises the blocks in which AOC has the right to acquire an 
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80%  interest,  granted  by  the  Government  of  Puntland.    The  Republic  of  Somaliland  and  Somalia  have  disputed  their 
respective borders since May 1991 when the Republic of Somaliland was established. 

AOC disputes the claims of the Republic of Somaliland; however, the outcome of this dispute cannot be predicted with any 
certainty. 

Political Instability 
AOC  is highly exposed  to  significant political  risk  in  Somalia.   The political  climate  in  Somalia  is  characterized by  strong 
internal political  tension,  turmoil  and  factional  fighting.    The political  tensions  sometimes  escalate  into  violence or  the 
threat of violence.  AOC continues to work and cooperate with government leaders in Somalia, however, there can be no 
certainty as to if, or when, the current political instability will be resolved. 

Different Legal System and Litigation 
AOC’s oil production and exploration activities are  located  in  countries with  legal  systems  that  in various degrees differ 
from that of Canada.   Rules, regulations and  legal principles may differ both relating to matters of substantive  law and  in 
respect of such matters as court procedure and enforcement.   Almost all material production and exploration rights and 
related contracts of AOC are subject to the national or local laws and jurisdiction of the respective countries in which the 
operations  are  carried  out.    This means  that  AOC’s  ability  to  exercise  or  enforce  its  rights  and  obligations may  differ 
between different countries and also from what would have been the case  if such rights and obligations were subject to 
Canadian law and jurisdiction. 

AOC’s operations are, to a  large extent, subject to various complex  laws and regulations as well as detailed provisions  in 
concessions, licenses and agreements that often involve several parties.  If AOC were to become involved in legal disputes 
in order  to defend or enforce any of  its rights or obligations under such concessions,  licenses, agreements or otherwise, 
such disputes or related  litigation may be costly, time consuming and the outcome may be highly uncertain.   Even  if AOC 
would  ultimately  prevail,  such  disputes  and  litigation  may  still  have  a  substantially  negative  effect  on  AOC  and  its 
operations. 

Financial Statements Prepared on a Going Concern Basis 
AOC’s financial statements have been prepared on a going concern basis under which an entity is considered to be able to 
realize its assets and satisfy its liabilities in the ordinary course of business.  AOC’s operations to date have been primarily 
financed by equity financing.  AOC’s future operations are dependent upon the identification and successful completion of 
additional equity or debt financing or the achievement of profitable operations.  There can be no assurances that AOC will 
be successful in completing additional financing or achieving profitability.  The consolidated financial statements do not give 
effect to any adjustments relating to the carrying values and classification of assets and liabilities that would be necessary 
should AOC be unable to continue as a going concern. 

Shared Ownership and Dependency on Partners 
AOC’s  operations  are,  to  a  significant  degree,  conducted  together  with  one  or  more  partners  through  contractual 
arrangements.    In  such  instances, AOC may be dependent on, or affected by,  the due performance of  its partners.    If a 
partner fails to perform, AOC may, among other things, risk losing rights or revenues or incur additional obligations or costs 
in order to itself perform in place of its partners.  AOC and its partners may also, from time to time, have different opinions 
on how to conduct certain operations or on what their respective rights and obligations are under a certain agreement.  If a 
dispute were to arise with one or more partners relating to a project, such dispute may have significant negative effects on 
AOC’s operations relating to such project. 

Uncertainty of Title 
Although AOC conducts title reviews prior to acquiring an interest in a concession, such reviews do not guarantee or certify 
that an unforeseen defect in the chain of title will not arise that may call into question AOC's interest in the concession. Any 
uncertainty with  respect  to  one  or more  of AOC's  concession  interests  could  have  a material  adverse  effect  on AOC's 
business, prospects and results of operations. 
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In Puntland (Somalia), the Nugaal and Dharoor Valley PSAs that AOC has entered into are contractual agreements between 
AOC  and  the Government  of  Puntland.    Puntland  is  an  autonomous  region  in  northeastern  Somalia,  centered  around 
Garowe, which  in  1998  declared  itself  to be  an  independent  republic of  Somalia.  Puntland  is  considered  to  be  part  of 
Somalia,  participates  in  the  process  for  the  restoration  of  the  Somalia  State  institutions  and  is  recognized  by  the 
Transitional  Federal Government  (“TFG”).    The Nugaal  and Dharoor Valley PSAs were  acknowledged by  the  TFG, which 
agreed that they would be upheld within any national framework of mining and petroleum legislation enacted as part of the 
Somali Unification Process which the TFG is involved in.   

In November 2007 AOC was advised that ConocoPhillips, which entity had previously engaged in oil and gas exploration in 
the Nugaal and Dharoor Valleys, was claiming a continued interest in certain of the concessions that comprise the blocks in 
which AOC has acquired an interest.  ConocoPhillips stated that its interests have not been terminated by the Republic of 
Somalia and have not been relinquished by ConocoPhillips.  No such demand has been made since 2007 and the Republic of 
Somalia does not recognize their interest. 

AOC disputes ConocoPhillip’s position in respect of this matter.  However, if ConocoPhillips chooses to pursue its claims, the 
outcome of a dispute or lawsuit cannot be predicted with any certainty. 

Risks Relating to Concessions, Licenses and Contracts 
AOC’s operations are based on a relatively  limited number of concession agreements,  licenses and contracts.   The rights 
and obligations under such concessions, licenses and contracts may be subject to interpretation and could also be affected 
by, among other things, matters outside the control of AOC.  In case of a dispute, it cannot be certain that the view of AOC 
would prevail or  that AOC otherwise  could effectively enforce  its  rights which,  in  turn, could have  significantly negative 
effects on AOC.  Also, if AOC or any of its partners were deemed not to have complied with their duties or obligations under 
a concession, license or contract, AOC’s rights under such concessions, licenses or contracts may be relinquished in whole 
or in part. 

Competition  
The  petroleum  industry  is  intensely  competitive  in  all  aspects  including  the  acquisition  of  oil  and  gas  interests,  the 
marketing of oil and natural gas, and acquiring or gaining access to necessary drilling and other equipment and supplies.  
AOC competes with numerous other companies in the search for and acquisition of such prospects and in attracting skilled 
personnel.  AOC’s competitors include oil companies which have greater financial resources, staff and facilities than those 
of AOC and its partners.  AOC’s ability to discover reserves in the future will depend on its ability to successfully explore its 
present properties, to select and acquire suitable producing properties or prospects on which to conduct future exploration 
and to respond in a cost‐effective manner to economic and competitive factors that affect the distribution and marketing of 
oil and natural gas.   AOC's ability  to  successfully bid on and acquire additional property  rights,  to discover  reserves,  to 
participate  in  drilling  opportunities  and  to  identify  and  enter  into  commercial  arrangements  with  customers  will  be 
dependent  upon  developing  and  maintaining  close  working  relationships  with  its  future  industry  partners  and  joint 
operators and its ability to select and evaluate suitable properties and to consummate transactions in a highly competitive 
environment. 

Oil  and natural  gas producers  are  also  facing  increased  competition  from  alternative  forms of  energy,  fuel  and  related 
products that could have a material adverse effect on AOC’s business, prospects and results of operations. 

Risks Inherent in Oil and Gas Exploration and Development 
Oil and gas operations involve many risks which, even a combination of experience, knowledge and careful evaluation may 
not be able to overcome.   The  long‐term commercial success of AOC depends on  its ability to find, acquire, develop and 
commercially produce oil and natural gas reserves.  No assurance can be given that AOC will be able to locate satisfactory 
properties  for  acquisition  or  participation.    Moreover,  if  such  acquisitions  or  participations  are  identified,  AOC  may 
determine  that  current markets,  terms  of  acquisition  and  participation  or  pricing  conditions make  such  acquisitions  or 
participations  uneconomic.    There  is  no  assurance  that  expenditures made  on  future  exploration  by AOC will  result  in 
discoveries  of  oil  or  natural  gas  in  commercial  quantities  or  that  commercial  quantities  of  oil  and  natural  gas will  be 
discovered or acquired by AOC.  It is difficult to project the costs of implementing an exploratory drilling program due to the 
inherent uncertainties of drilling in unknown formations, the costs associated with encountering various drilling conditions 
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such as over pressured  zones and  tools  lost  in  the hole, and  changes  in drilling plans and  locations as a  result of prior 
exploratory wells or additional seismic data and interpretations thereof. 

Future oil and gas exploration may involve unprofitable efforts, not only from dry wells, but from wells that are productive 
but do not produce sufficient net revenues to return a profit after drilling, operating and other costs.  Completion of a well 
does not assure a profit on  the  investment or  recovery of drilling,  completion and operating  costs.    In addition, drilling 
hazards or environmental damage could greatly increase the cost of operations, and various field operating conditions may 
adversely affect the production from successful wells.  These conditions include delays in obtaining governmental approvals 
or consents, shut‐ins of connected wells resulting from extreme weather conditions, insufficient storage or transportation 
capacity or other geological and mechanical conditions.  While close well supervision and effective maintenance operations 
can  contribute  to maximizing  production  rates  over  time,  production  delays  and  declines  from  normal  field  operating 
conditions cannot be eliminated and can be expected to adversely affect revenue and cash flow levels to varying degrees. 

AOC's business  is  subject  to all of  the  risks and hazards  inherent  in businesses  involved  in  the exploration  for, and  the 
acquisition, development, production and marketing of, oil and natural gas, many of which cannot be overcome even with a 
combination of experience and knowledge and careful evaluation.   The risks and hazards typically associated with oil and 
gas operations  include  fire, explosion, blowouts,  sour  gas  releases, pipeline  ruptures  and oil  spills, each of which  could 
result in substantial damage to oil and natural gas wells, production facilities, other property, the environment or personal 
injury. 

Capital Requirements 
To meet  its operating costs and to finance  its future acquisition, exploration, development and operating costs, AOC may 
require financing from external sources, including from the sale of equity and debt securities.  There can be no assurance 
that such financing will be available to AOC or, if available, that it will be offered on terms acceptable to AOC.  If additional 
financing  is  raised  through  the  issuance  of  equity  or  convertible  debt  securities,  control  of  AOC may  change  and  the 
interests of shareholders in the net assets of AOC may be diluted.  If unable to secure financing on acceptable terms, AOC 
may have to cancel or postpone certain of its planned exploration and development activities and may not be able to take 
advantage of acquisition opportunities.    If AOC and  its partners are unable to complete minimum work obligations on  its 
concessions, the concessions could be relinquished under applicable production sharing or concession agreements  

Environmental Regulation 
Drilling for and production, handling, transporting and disposing of oil and gas and petroleum by‐products are subject to 
extensive regulation under national and local environmental laws, including those of the countries in which AOC currently 
operates.  Environmental regulations may impose, among other things, restrictions, liabilities and obligations in connection 
with  water  and  air  pollution  control,  waste  management,  permitting  requirements  and  restrictions  on  operations  in 
environmentally sensitive areas.  Environmental protection requirements have not, to date, had a significant effect on the 
capital  expenditures,  results  of  operations  and  competitive  position  of  AOC.    However,  environmental  regulations  are 
expected  to become more  stringent  in  the  future and  costs associated with  compliance are expected  to  increase.   Any 
penalties or other  sanctions  imposed on AOC  for non‐compliance with environmental  regulations  could have a material 
adverse effect on AOC's business, prospects and results of operations. 

Availability of Equipment and Staff 
AOC's oil and natural gas exploration and development activities are dependent on the availability of drilling and related 
equipment and qualified staff in the particular areas where such activities are or will be conducted.  AOC currently leases all 
the drilling rigs used for  its exploration and development activities.   Shortages of such equipment or staff may affect the 
availability of  such equipment  to AOC  and may delay AOC's exploration  and development  activities  and  result  in  lower 
production.  

Reliance on Operators or Key Employees 
The loss of the services of such key personnel could have a material adverse effect on AOC’s business, prospects and results 
of  operations.   AOC  has  not  obtained  key  person  insurance  in  respect  of  the  lives  of  any  key  personnel.    In  addition, 
competition for qualified personnel  in the oil and gas  industry  is  intense and there can be no assurance that AOC will be 
able to attract and retain the skilled personnel necessary for operation and development of its business.  Success of AOC is 
largely dependent upon the performance of its management and key employees.  



 

34 | P a g e  

 

Prices, Markets and Marketing of Crude Oil and Natural Gas 
Oil and natural gas are commodities whose prices are determined based on world demand, supply and other factors, all of 
which are beyond  the control of AOC.   World prices  for oil and natural gas have  fluctuated widely  in  recent years.   Any 
material decline in prices could have an adverse affect on AOC's business and prospects.   

Early Stage of Development 
AOC  has  conducted  oil  and  gas  exploration  and  development  activities  for  a  relatively  short  period.    There  is  limited 
financial,  operational  and  other  information  available with which  to  evaluate  the  prospects  of  AOC.    There  can  be  no 
assurance that AOC's operations will be profitable  in the future or will generate sufficient cash flow to satisfy  its working 
capital requirements. 

Risks Relating to Infrastructure 
AOC is dependent on available and functioning infrastructure relating to the properties on which it operates such as roads, 
power and water supplies, pipelines and gathering systems.  If any infrastructure or systems failures occur or do not meet 
the  requirements of AOC, AOC's operations may be  significantly hampered which  could  result  in delayed, postponed or 
cancelled petroleum operations, lower production and sales and/or higher costs.  In several areas in which AOC operates, 
very little infrastructure of any sort that is commonly associated with petroleum operations is in existence. 

Current Global Financial Conditions 
Current global financial conditions have been subject to increased volatility.  Numerous financial institutions have declared 
bankruptcy and others have received capital bail‐outs or other relief from government authorities.  Access to financing has 
been negatively impacted by both sub‐prime mortgages in the United States and elsewhere and the liquidity crisis resulting 
from  the  asset‐backed  commercial  paper market.    As  a  result  of  these  global  conditions,  AOC  is  subject  to  increased 
counterparty risk and liquidity risk.  AOC is exposed to various counterparty risks including, but not limited to: (i) financial 
institutions  that  hold  AOC's  cash  and  restricted  cash;  (ii)  companies  that  have  payables  to  AOC;  (iii)  AOC's  insurance 
providers; and (iv) AOC's  lenders.   AOC  is also exposed to  liquidity risks  in the event  its cash positions decline or become 
inaccessible  for any reason or additional financing  is required to advance  its projects or growth strategy and appropriate 
financing  is unavailable, or demand  for commodities  falls.   Any of  these  factors may  impact  the ability of AOC  to obtain 
loans and other  credit  facilities  in  the  future and,  if obtained, on  terms  favourable  to AOC.    If  these  increased  levels of 
volatility and market turmoil continue, AOC's results of operations and planned growth could be adversely  impacted and 
the trading price of AOC's securities could be adversely affected. 

Conflict of Interests 
Certain directors of AOC are also directors or officers of other companies, including oil and gas companies, the interests of 
which may, in certain circumstances, come into conflict with those of AOC.  If and when a conflict arises with respect to a 
particular  transaction,  the affected directors must disclose  the  conflict and abstain  from voting with  respect  to matters 
relating to the transaction.   All conflicts of  interest will be addressed  in accordance with the provisions of the BCBCA and 
other applicable laws. 

 
ITEM 5   CAPITAL STRUCTURE AND DIVIDENDS 
 
The  Company’s  common  shares  entitle  the  holders  thereof  to  receive  notice  of  and  to  attend  at  all  meetings  of 
shareholders, with  each  share  entitling  the  holder  to  one  vote  on  any  resolution  to  be  passed  at  such  shareholders’ 
meeting.  The holders of common shares are also entitled to dividends if, as and when declared by the Board of Directors of 
the Company.   Upon  the  liquidation, dissolution or winding up of  the Company,  the holders of  the  common  shares are 
entitled to receive the remaining assets of the Company available for distribution to the shareholders. 
 
As of December 31, 2010,  the Company had an aggregate of 135,806,100 common shares  issued and outstanding.   The 
Company  has  unlimited  authorized  capital  of  common  shares  without  par  value  of  which,  as  at  March  29,  2011, 
182,691,610 common shares were issued and outstanding as fully paid and non‐assessable. 
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DIVIDENDS 

There are no restrictions which prevent the Company from paying dividends.  Africa Oil has not paid dividends to date on its 
common shares and has no plans to pay dividends  in the near future.   Any decision to pay dividends in the future will be 
based on the Company’s earnings and financial requirements and other factors which its board of directors may consider 
appropriate in the circumstances. 

ITEM 6   MARKET FOR SECURITIES 

TRADING PRICE AND VOLUME 

The common shares of the Company trade on First North and the Exchange under the trading symbol “AOC”.  The common 
shares of the Company commenced trading on First North on September 30, 2010. 

The following table sets out the price range for and trading volume of the common shares on the Exchange, on a monthly 
basis, for the year ended December 31, 2010 as reported by the Exchange.  

Month  High (CAD$) Low (CAD$) Volume

January 2010  1.43 1.01 5,609,154
February 2010  1.09 0.92 3,552,005
March 2010  1.15 0.92 2,671,022
April 2010  1.25 1.01 5,314,302
May 2010  1.38 0.86 7,810,189
June 2010  1.17 1.15 6,630,726
July 2010  1.08 1.03 2,967,429
August 2010  1.08 1.03 3,511,392
September 2010  1.77 1.08 14,780,386
October 2010  2.28 1.56 14,049,885
November 2010  2.18 1.86 13,223,486
December 2010  2.12 1.91 11,170,361

ITEM 7   DIRECTORS AND OFFICERS 

NAME, ADDRESS AND OCCUPATION  

The table below states the names, province or state and country of residence of each of the directors and executive officers 
of  the Company,  the principal occupations  in which each has been engaged during  the  last  five  years,  and  the periods 
during which each has served as a director or executive officer. 

Name, province or state and 
country of residence 

Position(s) Held in the Company  Principal Occupation During the Past Five Years 

Keith C. Hill 
West Vancouver, BC, 
Canada 
 

Director since October 16, 2006 

Chief Executive Officer  since 
March 30, 2009  

President since October 20, 2009  

Currently  Chairman  of  BlackPearl  Resources  Ltd., 
ShaMaran  Petroleum  Corp.  and  Petrovista  Energy 
Corp.;  director,  Tyner  Resources  Ltd.;  formerly,  
President  and  Chief  Executive  Officer  of  Pearl 
Exploration  and  Production  Ltd.  (now  BlackPearl 
Resources Ltd.), Valkryies Petroleum Corp. and Bayou 
Bend Petroleum (now ShaMaran Petroleum Corp.). 

J. Cameron Bailey 
Calgary, AB, Canada 
 

Director since May 3, 1994  Mr.  Bailey  is  currently  the  President  and  CEO  of 
SignalEnergy Inc. and Fortress Energy Inc.  He is also a 
director of Phoenix Technology  Income Fund, Crystal 
Lake  Resources  Ltd.  and  Shamaran  Petroleum  Corp. 
Mr.  Bailey was  previously  the Managing  Director  of 
Network  Capital  Inc.  and  President  of  Energy 
Processors  Inc.  Mr.  Bailey  also  previously  held  the 
position  of  Managing  Director  of  Capital  Markets, 
Peters & Co., a Calgary based investment dealer. 
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Name, province or state and 
country of residence 

Position(s) Held in the Company  Principal Occupation During the Past Five Years 

Gary S. Guidry 
Calgary, AB, Canada 

 

Director since June 23, 2008  Currently  President  and  CEO  of  Orion  Oil  &  Gas 
Corporation;  formerly,  President  and  CEO  of 
Tanganyika  Oil  Company  Ltd.  (May  2005  to  April 
2009).  From  October  2005  to  February  2007,  Mr. 
Guidry  was  President  and  CEO  of  Pearl  Exploration 
and Production Ltd. (now BlackPearl Resources Ltd.)  

John H. Craig 
Toronto, ON, Canada 
 

Director since June 19, 2009  Mr.  Craig  is  a  practising  securities  lawyer  and  a 
partner of the firm Cassels Brock & Blackwell LLP. He 
is  also  currently  a  director  of  Lundin  Mining 
Corporation, Atacama Minerals Corp., Denison Mines 
Corp.,  Etrion  Corporation,  BlackPearl  Resources  Ltd., 
Consolidated  HCI  Holdings  Corporation  and  Corsa 
Capital Ltd.  

Bryan M. Benitz 
London, UK 

Director since September 29, 
2009  

Mr.  Benitz  is  the  Chairman  of  Kirrin  Resources  and 
Longreach Oil and Gas Ventures.  

Ian Gibbs 
Vancouver, BC, Canada 

 

Chief Financial Officer  since 
September 15, 2009  

Mr. Gibbs  is currently a director of Fortress Minerals 
Corp., Petro Vista Energy Corp. and Lion Energy Corp.  
He  is  also  the  former  Chief  Financial  Officer  of 
Valkryies  Petroleum  Corp.,  Tanganyika  Oil  Company 
Ltd. and Shamaran Petroleum Corp.  (formerly, Bayou 
Bend Petroleum Ltd.). 

Each director of  the Company holds office until the next annual general meeting or until his successor  is duly elected or 
appointed, unless his office is earlier vacated in accordance with the articles of the Company or he becomes disqualified to 
act as a director. 

There are currently four standing committees of the Board; namely, the Audit Committee, the Compensation Committee, 
the Corporate Governance and Nominating Committee and  the Reserves Committee.   The  following  table  identifies  the 
members of each of these Committees: 

Audit Committee  Compensation Committee  Corporate Governance and  
Nominating Committee 

Reserves Committee 

J. Cameron Bailey (Chair)  J. Cameron Bailey (Chair)  Gary S. Guidry (Chair)  Gary S. Guidry (Chair) 
Gary S. Guidry  Keith C. Hill  J. Cameron Bailey  Keith C. Hill 
Bryan M. Benitz  John H. Craig  John H. Craig  Bryan M. Benitz 

SECURITY HOLDINGS 

As at December 31, 2010, the directors and officers of the Company, as a group, beneficially owned, directly or indirectly or 
exercise  control  or  direction  over  2,700,000  common  shares,  representing  approximately  1.99%  of  the  issued  and 
outstanding common shares of the Company.  

CEASE TRADE ORDERS, BANKRUPTCIES, PENALTIES OR SANCTIONS 

CEASE TRADE  ORDERS 
Other than as disclosed below, no director or officer or person holding a sufficient number of securities of the Company to 
affect materially  the control of  the Company,  is, or within  the past ten years before the date of this Annual  Information 
Form has been, a director or officer of any other  issuer  that, while  such person was acting  in  that  capacity:  (i) was  the 
subject of a cease trade or similar order, or an order that denied the other issuer access to any exemptions under Canadian 
securities  legislation, for a period of more than 30 consecutive days; (ii) was subject to an event that resulted  in such an 
order after  the person  ceased  to be a director or officer;  (iii) became bankrupt, made a proposal under any  legislation 
relating  to  bankruptcy  or  insolvency  or  was  subject  to  or  instituted  any  proceedings,  arrangement  or  comprise  with 
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creditors or had a receiver, receiver‐manager or trustee appointed to hold its assets; or (iv) was subject to such bankruptcy 
proceedings within a year of that person ceasing to act in that capacity. 

Mr. J. Cameron Bailey  is a director of Fortress Energy  Inc. (“Fortress”). On March 2, 2011, the Court of Queen’s Bench of 
Alberta granted an order  (the “Order”) under  the Companies’ Creditors Arrangement Act  (Canada) staying all claims and 
actions against  Fortress and its assets and allowing  Fortress to prepare a plan of arrangement for its creditors if necessary.   
Fortress  took  such  step  in order  to enable  Fortress  to  challenge a  reassessment  issued by  the Canada Revenue Agency 
(“CRA”), which  reassessment  is  in  the amount of approximately $18 million.   As a  result of  the  reassessment,  if Fortress 
took no action, it would be compelled to immediately remit $9 million to the CRA and Fortress does not have the necessary 
funds to remit, although the Fortress has $18 million of assets in excess of its liabilities with sufficient liquid assets to pay all 
other  liabilities and trade payables. Fortress believes  that  the CRA’s position  is not sustainable and  intends  to vigorously 
dispute the CRA’s claim.  On March 3, 2011 the TSX suspended trading in the securities of Fortress due to Fortress having 
been granted a stay under the Companies’ Creditors Arrangement Act (Canada).   

PERSONAL BANKRUPTCIES 
During the ten years preceding the date of this AIF, no director, officer or shareholder holding a sufficient number of shares 
of the Company to affect materially the control of the Company, or a personal holding company of any such person, has 
become  bankrupt, made  a  proposal  under  any  legislation  relating  to  bankruptcy  or  insolvency,  or  was  subject  to  or 
instituted  any  proceeding,  arrangement  or  compromise with  creditors  or  had  a  receiver,  receiver‐manager  or  trustee 
appointed to hold his or her assets.   

The foregoing information, not being within the knowledge of the Company, has been furnished by the respective directors, 
officers and any control shareholder of the Company individually. 

PENALTIES  OR SANCTIONS 
No director or officer of the Company, or shareholder holding a sufficient number of shares of the Company to materially 
affect control of the Company, has been the subject of any penalties or sanctions imposed by a court relating to Canadian 
securities  legislation or by a Canadian securities  regulatory authority or has entered  into a settlement agreement with a 
Canadian  securities  regulatory  authority,  or  been  subject  to  any  other  penalties  or  sanctions  imposed  by  a  court  or 
regulatory body that would be likely to be considered important to a reasonable investor in making an investment decision. 

CONFLICTS OF INTEREST 
The  Company’s  directors  and  officers  may  serve  as  directors  or  officers  of  other  companies  or  have  significant 
shareholdings  in other  resource companies and,  to  the extent  that such other companies may participate  in ventures  in 
which  the  Company may  participate,  the  directors  of  the  Company may  have  a  conflict  of  interest  in  negotiating  and 
concluding terms respecting the extent of such participation.  In the event that such a conflict of interest arises at a meeting 
of the Company’s directors, a director who has such a conflict will abstain from voting for or against the approval of such 
participation, or the terms of such participation.  From time to time, several companies may participate in the acquisition, 
exploration and development of natural resource properties, thereby allowing for their participation in larger programs, the 
involvement  in a greater number of programs or a reduction  in financial exposure  in respect of any one program.   It may 
also occur that a particular company will assign all or a portion of  its  interest  in a particular program to another of these 
companies due to the financial position of the company making the assignment.    In accordance with the  laws of Canada, 
the directors of  the Company are  required  to act honestly,  in good  faith and  in  the best  interests of  the Company.    In 
determining whether or not the Company will participate in a particular program and the interest therein to be acquired by 
it, the directors will primarily consider the degree of risk to which the Company may be exposed and the financial position 
at that time.  

The directors and officers of the Company are aware of the existence of laws governing the accountability of directors and 
officers for corporate opportunity and requiring disclosure by the directors of conflicts of interest and the Company will rely 
upon such laws in respect of any directors’ and officers’ conflicts of interest or in respect of any breaches of duty by any of 
its directors and officers.   All such conflicts will be disclosed by such directors or officers  in accordance with the Business 
Corporations  Act  (British  Columbia)  and  they will  govern  themselves  in  respect  thereof  to  the  best  of  their  ability  in 
accordance with the obligations  imposed upon them by  law.   Other than as disclosed above, the directors and officers of 
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the Company are not aware of any such conflicts of interest in any existing or contemplated contracts with or transactions 
involving the Company. 

ITEM 8   LEGAL PROCEEDINGS AND REGULATORY ACTIONS 
 
Legal Proceedings  
 
Neither  the  Company  nor  its material  subsidiaries  and material  properties  are  currently  subject  to  any material  legal 
proceedings or regulatory actions. 
 
During  the  financial year ended December 31, 2010, proceedings were brought before  the courts  in Kenya by  Interstate 
Petroleum  Ltd.  (“IPL”)  against  the  Permanent  Secretary, Ministry  of  Energy.    IPL was  seeking  a  judicial  review  of  the 
administrative process that led to the issuance of exploration permits in respect of, amongst others, Blocks 10BB, 12A and 
13T, which resulted in the Company being named a party to the proceedings.  On December 16, 2010, IPL’s application was 
ruled to be without merit and was dismissed by the High Court in Kitale, Kenya.  
 
On December  27,  2010,  a Notice  of Appeal was  filed with  the High  Court  on  behalf  of  IPL.   On  February  4,  2011  the 
Company  and  its  Kenyan  counsel filed  an  application  to  strike  the Notice  of Appeal  and  expects  that  that a  hearing  in 
respect of that matter will be held in September 2011. 
 
Regulatory Actions 
 
No penalties or sanctions were imposed by a court relating to securities legislation or by a securities regulatory authority during 
the  Company’s  recently  completed  financial  year,  nor were  there  any  other  penalties  or  sanctions  imposed  by  a  court  or 
regulatory  body  against  the  Company  that  would  likely  be  considered  important  to  a  reasonable  investor  in making  an 
investment decision, nor were any settlement agreements entered into before a court relating to securities legislation or with a 
securities regulatory authority during the Company’s recently completed financial year. 
 
ITEM 9    AUDIT COMMITTEE 

The Audit Committee oversees the accounting and financial reporting processes of the Company and its subsidiaries and all 
audits  and  external  reviews  of  the  financial  statements  of  the  Company  on  behalf  of  the  Board,  and  has  general 
responsibility for oversight of internal controls, accounting and auditing activities of the Company and its subsidiaries.  All 
auditing services and non‐audit services to be provided to the Company by the Company’s auditors are pre‐approved by the 
Audit Committee.   The Committee  is  responsible  for examining all  financial  information,  including annual and quarterly 
financial  statements, prepared  for  securities  commissions and  similar  regulatory bodies prior  to  filing or delivery of  the 
same.  The Audit Committee also oversees the annual audit process, quarterly review engagements, the Company’s internal 
accounting controls, the Code of Business Conduct and Ethics, any complaints and concerns regarding accounting, internal 
controls  or  auditing matters  and  the  resolution  of  issues  identified  by  the  Corporation’s  external  auditors.    The  Audit 
Committee  recommends  to  the  Board  the  firm  of  independent  auditors  to  be  nominated  for  appointment  by  the 
shareholders and the compensation of the auditors.  The Audit Committee meets a minimum of four times per year.  The 
Audit Committee’s Charter is attached as Schedule D to this AIF. 

Composition of the Audit Committee 

The current members of the Audit Committee are Messrs. J. Cameron Bailey (Chair), Bryan M. Benitz and Gary S. Guidry.  All 
current members  are  considered  independent.   All members  of  the Audit  Committee  are  considered  to  be  “financially 
literate” within  the meaning of applicable Canadian securities  regulations  in  that  they each have  the ability  to  read and 
understand  a  set  of  financial  statements  that  present  a  breadth  and  level  of  complexity  of  accounting  issues  that  are 
generally  comparable  to  the breadth and  complexity of  the  issues  that  can  reasonably be expected  to be  raised by  the 
Corporation’s financial statements. 
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Relevant Education and Experience 

Each current member of  the Audit Committee has extensive experience  in dealing with  financial statements, accounting 
issues,  internal  control  and  other  related  matters  relating  to  public  resource‐based  companies.    The  education  and 
experience of each Audit Committee member that is relevant to the performance of his responsibilities as a member of the 
Audit Committee are as follows: 

J. Cameron Bailey  Mr. Bailey is a Chartered Financial Analyst and has 22 year experience in the natural resource 
sector. Mr. Bailey has served as Executive Officer, Director and Audit Committee Chairman for 
a number of public resource companies and service companies. 

Gary S. Guidry  Mr. Guidry  is an Alberta  registered P. Eng. and holds a B.Sc.  in petroleum engineering  from 
Texas  A  &  M  University.    Mr.  Guidry  has  attained  financial  experience  and  exposure  to 
accounting and financial  issues  in his current role as President and Chief Executive Officer of 
Orion Oil & Gas Corporation and previously, in his previous positions with a number of publicy‐
traded  companies,  including  Tanganyika  Oil  Company  Ltd.,  Calpine  Natural  Gas  Trust  and 
Alberta Energy Company. 

Bryan M. Benitz  Mr.  Benitz has  been  engaged  in  investment  management  and  corporate  development  in 
Canada,  the United  States  and  Europe  for  over  forty  years  in  a  variety  of  senior  executive 
positions.  Mr.  Benitz  has  attained  financial  experience  and  exposure  to  accounting  and 
financial issues in his current role as Corporate Director as well as his roles in boards and audit 
committees of other public companies. Mr. Benitz graduated from Fettes College in Edinburgh 
Scotland in 1951. 

Audit Committee Oversight 

Since the commencement of the Company’s most recently completed financial year, there has not been a recommendation 
of the audit committee to nominate or compensate an external auditor that was not adopted by the board of directors. 

Reliance on Certain Exemptions 

Since  the  commencement  of  the  Company’s  recently  completed  financial  year,  the  Company  has  not  relied  on  the 
exemptions  contained  in  section  2.4  (De Minimis Non‐audit  Services),  section  3.2  (Initial  Public Offerings),  section  3.4 
(Events Outside  Control  of Member),  section  3.5  (Death, Disability  or  Resignation  of  Audit  Committee Member)  or  an 
exemption from NI 52‐110, in whole or in part, granted under Part 8 (Exemptions) of NI 52‐110. 

Pre‐Approval Policies and Procedures 

The Audit Committee has adopted specific policies and procedures for the engagement of non‐audit services as described in 
the Audit Committee Charter. 

External Auditor Service Fees (By Category) 

The following table discloses the fees billed to the Company by  its external auditor during the  last two fiscal years ended 
December 31, 2010: 

Financial Year Ending  Audit Fees(1) 

(CAD$) 
Audit Related Fees(2) 

(CAD$) 
Tax Fees(3)

(CAD$) 
All Other Fees(4)

(CAD$) 
December 31, 2010  82,375  24,020 52,546 1,830
December 31, 2009  44,214  11,500 198,543 14,700

Notes: 
(1) The aggregate billed for audit services.  
(2) Pertains to assurance and related services that are reasonably related to the performance of the audit or review of the Company’s financial statements 

and that are not disclosed in the “Audit Fees” column. 
(3) Pertains to profession services for tax compliance, restructuring, acquisitions, advice and planning. 
(4) No fees were billed for professional services other than those listed in the other three columns. 
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ITEM 10  INTEREST OF MANAGEMENT AND OTHERS IN MATERIAL TRANSACTIONS 
 
No director or executive director of the Company, or person or company that beneficially owns, directly or  indirectly, or 
exercises control or direction over, more than 10% of the Company’s common shares, nor any associate or affiliate of any 
such person, has any material  interest, director or  indirect,  in any  transaction within  the  three most  recently completed 
financial years of the Company, or during the current financial year, that has materially affected or will materially affect the 
Company, other than as follows: 

Together, Lorito Holdings (Guernsey) Ltd. and Zebra Holdings and Investment (Guernsey) Ltd., each an investment company 
owned by a  trust whose  settlor was  the  late Adolf H.  Lundin, and who  report  their  security holdings  in Canada as  joint 
actors, hold more than 10% of the common shares of the Company and, together, hold more than 10% of the shares of 
Lundin Petroleum AB.  Lundin Petroleum AB is the parent corporation of Lundin BV, the vendor under the Share Purchase 
Agreement and of Lundin Services, the lender under the Convertible Loan. 

ITEM 11  TRANSFER AGENT 
The  transfer agent and  registrar  for  the common shares of  the Company  in Canada  is Computershare Trust Company of 
Canada, 510 Burrard Street, Vancouver, British Columbia.  The registrar for the common shares of the Company in Sweden 
is Euroclear Sweden AB, 103 97 Stockholm, Sweden. 

ITEM 12  MATERIAL CONTRACTS 
There were no other contracts, other than those entered into in the ordinary course of business, that were material to the 
Company and that were entered into between January 1, 2010 and up to the date of this AIF or that were entered into prior 
to January 1, 2002 and remain in effect during 2010, other than as follows: 

(a) the  Lundin  Share Purchase Agreement dated April 29, 2009 between  the Company  and  Lundin Petroleum BV 
pursuant to which the Company acquired a portfolio of East African exploration oil projects in Ethiopia and Kenya 
held by Lundin Petroleum BV and the Convertible Loan from Lundin Services. 
 

(b) the Turkana Arrangement Agreement dated June 15, 2009 between the Company and Turkana pursuant to which 
the Company acquired all of the  issued and outstanding shares of Turkana on the basis of 0.20647 Africa Oil 
share  for  one  Turkana  share  and  exchanged  CAD$1  million  convertible  loans  of  Turkana  at  the  rate  of  
CAD$1.27 per share. 
 

(c) the Centric Arrangement Agreement dated November 29, 2010 between the Company and Centric pursuant to 
which the Company acquired all of the issued and outstanding shares of Centric by way of plan of arrangement 
under  the BCABC on  the basis of 0.3077 shares of  the Company and $0.0001  in cash  for each one share of 
Centric. 

ITEM 13   NAMES AND INTERESTS OF EXPERTS 
There  is  no  person  or  company whose  profession  or  business  gives  authority  to  a  statement made  by  such  person  or 
company and who  is named as having prepared or certified a  statement,  report or valuation described or  included  in a 
filing, or referred to in a filing made under NI 51‐102 by the Company during the current financial year other than Gaffney 
Cline & Associates, the Company’s independent resource evaluators and PricewaterhouseCoopers LLP, Africa Oil’s auditors. 
None of the employees of Gaffney, Cline & Associates have any registered or beneficial interests, direct or indirect, in any 
securities or property of Africa Oil or of Africa Oil’s associates or affiliates either at the time they prepared the statement, 
report or valuation prepared by  it, at any  time  thereafter or  to be  received by  them. PricewaterhouseCoopers  LLP,  the 
Company’s auditors, are independent in accordance with the auditor’s rules of professional conduct in Canada. 

In  addition,  none  of  the  aforementioned  persons  or  companies,  nor  any  director,  officer  or  employee  of  any  of  the 
aforementioned persons or  companies,  is or  is expected  to be elected, appointed or employed as a director, officer or 
employee of Africa Oil or any associate or affiliate of Africa Oil. 
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ITEM 14  ADDITIONAL INFORMATION 
Additional  information,  including  directors’  and  officers’  remuneration  and  indebtedness,  principal  holders  of  the 
Company’s securities, options to purchase securities and interests of insiders in material transactions, where applicable, is 
contained  in  the Company’s  information circular  for  its most  recent annual meeting of securityholders  that  involved  the 
election of directors. 

Additional financial information is provided in the Company’s audited consolidated financial statements as at and for 
the year ended December 31, 2010 and the MD&A. 
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SCHEDULE A 
AFRICA OIL CORP. 

(the “Reporting Issuer” or the “Company”) 

FORM NI 51‐101F1  
STATEMENT OF RESERVES DATA AND  
OTHER OIL AND GAS INFORMATION 

For fiscal year ended December 31, 2010 
 

(This is the form referred to in item 1 of National Instrument 51‐101 Standards of Disclosure for Oil and Gas Activities (“NI 51‐101”). Terms for which a 
meaning is given in NI 51‐101 have the same meaning in this Form 51‐101F1.) 

 

TABLE OF CONTENTS 
PART 1  DATE OF STATEMENT            Page 1 
PART 2  DISCLOSURE OF RESERVES DATA          None – not included 
PART 3  PRICING ASSUMPTIONS            None – not included 
PART 4  CHANGES IN RESERVES AND FUTURE NET REVENUE       None – not included 
PART 5  ADDITIONAL INFORMATION RELATING TO RESERVES DATA    None – not included 
PART 6  OTHER OIL AND GAS INFORMATION         Page 1 
 
Form 51‐101F2  Report on Reserves Data by Independent Qualified Reserves    Not required – no reserves  

  Evaluator or Auditor 
Form 51‐101F3  Report of Management and Directors on Oil and Gas Disclosure  Filed separately 

 
PART 1  DATE OF STATEMENT 
 
Item 1.1  Relevant Dates 
 
  1.  The date of this report and statement is: March 29, 2011. 
  2.  The Effective Date of  information provided  in  this  statement  is as of  the Company’s most  recently 

completed fiscal year ended: December 31, 2010. 
 

PART 6  OTHER OIL AND GAS INFORMATION 
 
Item 6.1  Oil and Gas Properties and Wells 
 
As at December 31, 2008, the Company’s oil and gas properties were located in the Dharoor and Nugaal Valley, in the State 
of Puntland  in Northern Somalia. The Nugaal and Dharoor Valley blocks offer  the potential  to explore  in basins  that are 
believed to be analogues of the proven and productive Marib‐Shawba and Sayun‐Masila Basins of Yemen.   

Over the course of 2009, the Company acquired additional working  interests in concessions referred to as Blocks 2, 6, 7, 8 
and the Adigala block located in Ethiopia, and three additional concessions ‐ Blocks 10A, 10BB and Block 9 located in Kenya.   

In Kenya, Blocks 9 and 10A are located in the Anza Graben.  This is a Mesozoic basin related to similar Mesozoic basins of 
southern Sudan  (Muglad Basin) where  the petroleum system  is proven and productive.   The Muglad Basin  is a potential 
analogue and provides calibration for the analysis of the prospectivity of these concession licenses. In Block 9, the Operator 
of  the  block  (Chinese National Overseas Oil  Company)  has  also  identified  a  Jurassic  carbonate  play.    This  deep  play  is 
currently being tested by the Bogal‐1 well.  In Block 10BB the Tertiary Play similar to the Albert Graben play of Uganda is the 
principal  objective.    Block  10BB  holds  the only  contingent  resources  currently under  license, where  the  Loperot‐1 well 
tested oil from Tertiary age sandstones. 

In  Ethiopia,  the  Ogaden  Basin  is  a  proven  hydrocarbon  basin;  however,  to  date  no  commercial  production  has  been 
established.  Oil, gas and condensate discoveries indicate that there is a complex petroleum system.  The limited available 
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data  indicates  (Calub and Hilala Gas discoveries  in  the Ogaden Basin of Ethiopia)  that  there  is a wide  range of potential 
petroleum type and volumes in this basin.  The Adigala Block lies to the north of the Ogaden Basin and field work indicates 
that a petroleum system similar to that found in Northern Somalia or Yemen may be developed in the Block.  Africa Oil has 
recently completed  the acquisition of an  initial seismic campaign  in  this Block.   Seismic data however has not been  fully 
analyzed to date. 

Over the course of 2010, the Company acquired additional working  interests in concessions referred to as Blocks 12A and 
13T, located in Kenya, and the South Omo and the Rift Valley Blocks, located in Ethiopia.   

Blocks 12A and 13T are adjacent to the Company’s Block 10BB. Existing gravity data on Blocks 12A and 13T suggests that 
the proven Lokichar basin and other prospective sub‐basins and known strong  leads  in the Block 10BB Tertiary Play may 
extend onto these new blocks. 

The South Omo Block is a highly prospective block in the Omo Rift Valley of south‐western Ethiopia.  The block is within the 
Tertiary age East African Rift, just north of Lake Turkana, Kenya and within the same petroleum system as the Company’s 
Kenya Block 10BB.  

During 2010, the Company signed a definitive agreement with the Government of Ethiopia to  jointly study the Rift Valley 
Block. The Block  is  located north of the Company's South Omo Block and encompasses the remainder of the Tertiary age 
East Africa Rift Trend  in Ethiopia.  Following  the completion of  the study obligation associated with  the study block,  the 
Company will have the exclusive right to enter  into negotiations for a production sharing agreement for all or part of the 
Rift Valley Block. 

As of the date of this report, the Company had no producing or non‐producing oil or gas wells on any of these properties. 
All concessions are in the exploration stage and located onshore. 

Item 6.2  Properties with No Attributed Reserves 

The Company’s working  interest  at December  31,  2010,  the  Effective Date of  this  report,  in  the  various  concessions  is 
outlined in the table below together with the gross and net acreage of each: 
 

Region  Production Sharing 
Contracts 

Current Working 
Interest (1) 

Gross Acreage Net Acreage

(km2) (km2)(3) 

Puntland, Somalia  Dharoor Valley 65% 21,640 14,066 
   Nugaal Valley  65% (2) 37,411 24,317 
Ethiopia  Blocks 2 and 6  55% 24,420 13,431 
   Blocks 7 and 8  55% 23,162 12,739 
   Adigala  50% 27,200 13,600 
   South Omo  30% 29,465 8,840 
Kenya  Block 10A  55% 14,747 8,111 
   Block 10BB  80% 12,675 10,140 
   Block 12A  100% 15,389 15,389 
   Block13T  100% 8,429 8,429 
   Block 9  66.7% 31,632 21,099 

1 Net Working Interests are subject to back‐in rights, if any, of respective governments. Please note that the above working 
interests and net acreage position are subject to change due to potential acquisitions and farmouts completed subsequent 
to year end.  Please consult the Company’s Management, Discussion and Analysis for the year ended December 31, 2010 
available at www.sedar.com or the Company’s website. 

2 Working Interest is subject to the Company fulfilling its sole funding obligation during the exploration period. 
3 Net acreage is calculated by multiplying Gross Acreage by the Current Working Interest. 

 
The Company acquired its rights to the various concessions noted above, pursuant to Production Sharing Contracts or Joint 
Study Agreements and at December 31, 2010, the Effective Date of this report, acts as Operator on all Concessions with the 
exception of the South Omo Block in Ethiopia. 
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The  principal work  commitments,  timing  of  completion  and minimum  expenditures  to  be  incurred  during  the  current 
exploration period of each of the respective Production Sharing Contracts are listed as follows: 
 
Region  Concession  Exploration Period and 

Expiry 
Work Commitments Minimum 

Expenditures 
Relinquishments of 

Gross Acreage required 
during 2011 

(Gross) 

(US$) 
Puntland, 
Somalia 

Dharoor Valley  Initial Exploration Phase – 
January  2012 

∙   Geologic fieldwork 5.0 million  33% of Gross Acreage 
(25% of the Original 
Gross Acreage) 

∙   Reprocessing seismic
∙   Drill one well

   Nugaal Valley  Initial Exploration Phase – 
January  2012 

∙   Geologic fieldwork 5.0 million  33% of Gross Acreage 
(25% of the Original 
Gross Acreage) 

∙   Reprocessing seismic
∙   Drill one well

Ethiopia  Blocks 2 & 6   Initial Exploration Phase – 
November 2011 

∙   Geological and geophysical 
  reprocessing 

10.8 million 
 

(note: secured by 
$3.5 million bank 

guarantee) 

25% of Gross Acreage

∙   Geological and  geophysical study
∙   Airborne gravity magnetic
∙   2D seismic (1,250 km) 

   Blocks 7 & 8  Initial Exploration Phase – 
July  2012 

∙   Geological and  geophysical 
  reprocessing 

17.0 million  None

∙   Geological and  geophysical study

∙   Airborne gravity magnetic
∙   2D seismic (1,250 km)
∙   Drill one well

   Adigala  Initial Exploration Phase – 
July 2011 

∙   Geological and  geophysical 
  reprocessing 

1.3 million  25% of Gross Acreage

∙   Geological and  geophysical study
∙   Airborne gravity and magnetics

   South Omo  Initial Exploration Phase – 
January 2012 

∙   Geological and geophysical studies 14.0 million 
 

(note: secured by 
$980,000 bank 
guarantee) 

None
∙   2D seismic (400 km)
∙   Drill one well

Kenya  Block 10A  Initial Exploration Phase – 
January 2012 

∙   Review, reprocess and interpret 
  existing seismic 

16.25 million  None

∙   Airborne gravity survey (note: secured by 
$2.4 million bank 

guarantee) 
∙   Geologic mapping
∙   2D seismic (750 km)
∙   Drill one well

   Block 10BB  Initial Exploration Phase – 
January 2012 

∙   Review, reprocess and interpret 
  existing seismic 

12.0 million  None

∙   Geological, geophysical and 
  geochemical studies 

(note: secured by 
$1.8 million bank 

guarantee) ∙   2D seismic (600 km)
∙   Drill one well

   Block 12A  Initial Exploration Phase – 
December 2011 

∙   Review, reprocess and interpret 
  existing seismic 

3.6 million  25% of Gross Acreage

∙   Acquire high density gravity and 
  aeromagnetic data 

(note: secured by 
$540,000 bank 
guarantee) ∙   2D seismic (500 km) or 3D 

  seismic (100 km2) 
   Block 13T  Initial Exploration Phase – 

December 2011 
∙   Review, reprocess and interpret 

  existing seismic 
3.65 million  25% of Gross Acreage

∙   Acquire high density gravity and 
  aeromagnetic data 

(note: secured by 
$547,500 million 
bank guarantee) ∙   2D seismic (500 km) or 3D 

  seismic (100 km2) 
   Block 9  First Additional 

Exploration Phase ‐ 
December 2013 

∙   Drill one well 2.5 million  25% of Gross Acreage
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Item 6.5  Tax Horizon 

The Company was not required to pay income taxes during 2010. Given the Company is in the exploration stage and does 
not currently have reserves, no reasonable estimate may be made as to when the Company will be required to pay income 
taxes in the future. 

Item 6.6   Costs Incurred 

The nets costs incurred by the Company in relation to the various geographic areas in which the Company operated during 
2010 were as follows: 

Geographic Region Costs ($US million)

  Acquisition Exploration
Puntland, Somalia  0.0 0.8
Ethiopia  1.2 4.1
Kenya  4.0 9.6

 
Item 6.7  Exploration and Development Activities 
 
As at December 31, 2010, the Company has been engaged in exploration activities aimed at fulfilling work commitments as 
outlined in the table included in Item 6.3 above. One well (0.2 well (net)) was drilled on Block 9 in Kenya during 2010. The 
well was drilled to a depth of 5,085 meters.   Gas shows and petrophysical analysis of wireline  logs  indicated multiple gas 
pay zones totaling approximately 91 meters in Lower Cretaceous sandstones. Preliminary testing on two of these potential 
gas pay zones was undertaken, with only minimal  flow of gas  from each zone. Analysis of  the  test  results  indicates  that 
neither test was in communication with the extensive fracture network proven by the abundant fluid losses during drilling 
and the Formation Micro  Imaging (FMI)  log. The well was plugged and an additional testing program, which may  include 
fracture  and  acid  stimulation,  is  being  considered  to  assess  the  production  potential  of  these  reservoirs.  Studies  on 
commercialization of potential gas are planned.  
The  Company’s most  important  planned  oil  and  gas  exploration  and  development  activities  consist  of  geological  and 
geophysical  operations  and  drilling  of  exploratory wells  aimed  at  fulfilling work  commitments  as  outlined  in  the  table 
included  in  Item 6.3 above.  It  is anticipated that drilling will commence on the Dharoor Block (Puntland (Somalia)), Block 
10BB and Block 10A, both located in Kenya, during 2011. 

Item 6.8  Production Estimates 

The Company is unable to estimate production or future net revenue from its oil and gas activities as of December 31, 2010. 

Item 6.9  Production History 

The Company had no oil and gas production history as of December 31, 2010. 
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SCHEDULE B  
FORM 51‐101F3 

Report of Management and Directors on Oil and Gas Disclosure 
 

(This  is the form referred to in  item 3 of section 2.1 of National Instrument 51‐101 Standards of Disclosure for Oil and Gas Activities ("NI 51‐101").   Terms to 
which a meaning is ascribed in NI 51‐101 have the same meaning in this form.1 ) 

 
Report of Management and Directors on Reserves Data and Other Information 

 
Management of Africa Oil Corp. (the "Company")  is responsible for the preparation and disclosure of  information with 
respect to the Company’s oil and gas activities in accordance with securities regulatory requirements.  The Company is 
a  reporting  issuer  involved  in  oil  and  gas  activities  pursuant  to NI  51‐101;  however,  as  at  December  31,  2010,  the 
Company did not have any reserves or related future net revenue from reserves.    As a result, no reserves data for the 
Company has been disclosed as of December 31, 2010.  
 
The Company has not commissioned an independent qualified reserves evaluator to evaluate the Company’s reserves data as 
the Company has no reserves at this time and no report of an independent qualified reserves evaluator will be disclosed by the 
Company for the period from January 1, 2009 to December 31, 2010. 
 
The  Board  of  Directors  of  the  Company  has  reviewed  the  position  of  the  Company  as  of  December  31,  2010  and  has 
determined that, as of that date, the Company has no reserves data.   
 
The Board of Directors has  reviewed  the Company’s procedures  for assembling and  reporting other  information associated 
with oil and gas activities and has reviewed that information with management of the Company.  The Board of Directors has 
approved: 

 
(a)  the  content  and  filing  with  securities  regulatory  authorities  of  Form  51‐101F1  containing  information 

detailing the Company’s oil and gas activities;  
(b)  the Company not  filing Form 51‐101F2, which  is  the  report of  the  independent qualified  reserves evaluator 

on the reserves data because the Company has no reserves; and  
(c)  the content and filing of this report. 

 
 
/s/Keith Hill   
Keith C. Hill, Chief Executive Officer 
 
 
/s/Ian Gibbs   
Ian Gibbs, Chief Financial Officer 
 
 
/s/Gary S. Guidry   
Gary S. Guidry, Director 
 
 
/s/Bryan M. Benitz   
Bryan M. Benitz, Director 
 
Date:  March 29, 2011

                                                                 

1   For the convenience of readers, CSA Staff Notice 51‐324 Glossary to NI 51‐101 Standards of Disclosure for Oil and Gas Activities sets out the meanings 
of terms that are printed in italics in sections 1 and 2 of this Form or in NI 51‐101, Form 51‐101F1, Form 51‐101F2 or Companion Policy 51‐101CP.   
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SCHEDULE C  
 

AFRICA OIL ANNOUNCES UPDATED INDEPENDENT  

RESOURCE ESTIMATE 
 

March 29, 2011 (AOI – TSXV) … Africa Oil Corp. (“Africa Oil”, “AOC”, or “the Company”) is pleased to 
announce that an updated independent assessment of the Company’s contingent and prospective resources has 
been completed by Gaffney, Cline & Associates. The independent assessment was carried out in accordance 
with the standards established by the Canadian Securities Administrators in National Instrument 51-101 
Standards of Disclosure for Oil and Gas Activities. The effective date of the report is December 31, 2010. 

Please note that the following estimates are based on working interests prior to the acquisition of Centric Energy 
Corp. and the proposed Lion Energy Corp. acquisition.  

At the effective date of the resource estimate, AOC holdings include working interests in Operated and non-
Operated Production Sharing Contracts (PSC’s) in Kenya, Ethiopia and Puntland (Somalia) in East Africa.  These 
Blocks contain under explored plays in basins that have proven and productive analogues, or where the 
petroleum system is calibrated by existing well and seismic data. The current seismic and well database as well 
as defining the discoveries in Kenya and Ethiopia, allows for the identification and mapping of several prospects, 
and a large number of leads.  Some of these prospects and leads have the potential to target multiple stacked 
plays.  Other leads will test only single plays, but with the potential to test stacked-pay. 

Please see attached tables summarizing the contingent and prospective oil resources as contained in the 
Gaffney, Cline & Associates assessment.  

Keith Hill, Africa Oil’s President and Chief Executive Officer, commented: “Our blocks contain enormous resource 
potential.  We are pleased to be in a very strong financial position as we continue our aggressive exploration 
program, with drilling expected to commence during the third quarter of this year.” 

Africa Oil Corp. is a Canadian oil and gas company with assets in Kenya, Ethiopia and Puntland (Somalia). Africa 
Oil's East African holdings are in within a world-class exploration play fairway with a total gross land package in 
this prolific region in excess of 350,000 square kilometers. The East African Rift Basin system is one of the last of 
the great rift basins to be explored. New discoveries have been announced on all sides of Africa Oil's virtually 
unexplored land position including the major Albert Graben oil discovery in neighbouring Uganda. Similar to the 
Albert Graben play model, Africa Oil's concessions have older wells, a legacy database, and host numerous oil 
seeps indicating a proven petroleum system. Good quality existing seismic show robust leads and prospects 
throughout Africa Oil's project areas. The Company is listed on the TSX Venture Exchange and on First North at 
NASDAQ OMX-Stockholm under the symbol "AOI". 

FORWARD-LOOKING STATEMENTS 

Certain statements made and information contained herein constitute "forward-looking information" (within the 
meaning of applicable Canadian securities legislation). Such statements and information (together, "forward 
looking statements") relate to future events or the Company's future performance, business prospects or 
opportunities. Forward-looking statements include, but are not limited to, statements with respect to estimates of 
reserves and or resources, future production levels, future capital expenditures and their allocation to exploration 
and development activities, future drilling and other exploration and development activities, ultimate recovery of 
reserves or resources and dates by which certain areas will be explored, developed or reach expected operating 
capacity, that are based on forecasts of future results, estimates of amounts not yet determinable and 
assumptions of management. 
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All statements other than statements of historical fact may be forward-looking statements. Statements concerning 
proven and probable reserves and resource estimates may also be deemed to constitute forward-looking 
statements and reflect conclusions that are based on certain assumptions that the reserves and resources can be 
economically exploited. Any statements that express or involve discussions with respect to predictions, 
expectations, beliefs, plans, projections, objectives, assumptions or future events or performance (often, but not 
always, using words or phrases such as "seek", "anticipate", "plan", "continue", "estimate", "expect, "may", "will", 
"project", "predict", "potential", "targeting", "intend", "could", "might", "should", "believe" and similar expressions) 
are not statements of historical fact and may be "forward-looking statements". Forward-looking statements involve 
known and unknown risks, uncertainties and other factors that may cause actual results or events to differ 
materially from those anticipated in such forward-looking statements. The Company believes that the 
expectations reflected in those forward-looking statements are reasonable, but no assurance can be given that 
these expectations will prove to be correct and such forward-looking statements should not be unduly relied upon. 
The Company does not intend, and does not assume any obligation, to update these forward-looking statements, 
except as required by applicable laws. These forward-looking statements involve risks and uncertainties relating 
to, among other things, changes in oil prices, results of exploration and development activities, uninsured risks, 
regulatory changes, defects in title, availability of materials and equipment, timeliness of government or other 
regulatory approvals, actual performance of facilities, availability of financing on reasonable terms, availability of 
third party service providers, equipment and processes relative to specifications and expectations and 
unanticipated environmental impacts on operations. Actual results may differ materially from those expressed or 
implied by such forward-looking statements. 

 

ON BEHALF OF THE BOARD 

 

“Keith Hill” 

President and CEO 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

For further information, please contact:  Sophia Shane, Corporate Development (604) 689-7842.  

Africa Oil's Certified Advisor on First North is E. Öhman J:or Fondkommission AB. 

Neither the TSX Venture Exchange nor its Regulation Services Provider (as that term is defined in the policies of the TSX Venture Exchange) 
accepts responsibility for the adequacy or accuracy of this release. 
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INDEPENDENT ASSESSMENT OF THE CONTINGENT AND 

 PROSPECTIVE RESOURCES OF AFRICA OIL CORPORATION’S  

PROPERTIES IN EAST AFRICA 

AS AT 31st DECEMBER, 2010 

Prepared by Gaffney, Cline & Associates 

 

 

KENYA BLOCK 10A 
SUMMARY OF OIL PROSPECTIVE RESOURCES 

 

Licence Lead 
Gross Best 

Estimate 
(MMBbl) 

AOC 
Working 
Interest  

(%) 

Net Best 
Estimate 
(MMBbl) 

GCoS 

Block 10A Pai-Pai 234 30 70.2 0.08 
Block 10A Sirius Attic 108 30 21.0 0.10 
Block 10A Bellatrix West 81 30 25.2 0.08 

Notes:  
1. Net Prospective Resources are stated herein in terms of AOC’s net Working Interest (WI) in the properties and, due to the 

very immature nature of these Prospective Resources, have not been computed as net entitlement volumes under the 
PSC.  In this regard these volumes stated herein will exceed the volumes which will arise to AOC under the terms of the 
PSC. 

2. It is inappropriate to report summed-up Prospective Resource volumes or to otherwise focus upon those of other than the 
‘Best Estimate’. 

3. The Geologic Chance of Success (GCoS) reported here represents an indicative estimate of the probability that the 
drilling of this prospect would result in a discovery which would warrant the re-categorisation of that volume as a 
Contingent Resource.  These GCoS percentage values have not been arithmetically applied within this assessment. 

 

KENYA BLOCK 10BB 
SUMMARY OF GROSS OIL CONTINGENT RESOURCES 

 

Licence Discovery 
Gross Contingent Resource  

(MMBbl) 
1C 2C 3C 

Block 10BB Loperot-1 2.0 5.0 25.0 
 

KENYA BLOCK 10BB 
SUMMARY OF NET OIL CONTINGENT RESOURCES 

 

Licence Discovery 
Net Contingent Resource  

(MMBbl) 
1C 2C 3C 

Block 10BB Loperot-1 0.8 2.0 10.0 
Notes: 
1. Net Contingent Resources are stated herein in terms of AOC’s net Working Interest (WI) in 

Block 10BB and, due to the very immature nature of these Contingent Resources, have not 
been computed as net entitlement volumes under the PSC.  In this regard these volumes 
stated herein will exceed the volumes which will arise to AOC under the terms of the PSC. 
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KENYA BLOCK 10BB 
SUMMARY OF OIL PROSPECTIVE RESOURCES (PROSPECTS) 

 

Licence Prospect 
Gross Best 

Estimate 
(MMBbl) 

AOC Working 
Interest  

(%) 

Net Best 
Estimate 
(MMBbl) 

GCoS 

Block 10BB Kamba 83 40 33 0.14 
Block 10BB Kapungu 74 40 30 0.14 
Block 10BB Kamuthai 60 40 24 0.14 
Block 10BB Kegilai 16 40 6 0.09 
Block 10BB Kalabata 4 40 2 0.14 
Block 10BB Kerio North 167 40 67 0.16 

Notes:  
1. Net Prospective Resources are stated herein in terms of AOC’s net Working Interest (WI) in the properties and, due to the 

very immature nature of these Prospective Resources, have not been computed as net entitlement volumes under the 
PSC.  In this regard these volumes stated herein will exceed the volumes which will arise to AOC under the terms of the 
PSC. 

2. It is inappropriate to report summed-up Prospective Resource volumes or to otherwise focus upon those of other than the 
‘Best Estimate’. 

3. The Geologic Chance of Success (GCoS) reported here represents an indicative estimate of the probability that the 
drilling of this prospect would result in a discovery which would warrant the re-categorisation of that volume as a 
Contingent Resource.  These GCoS percentage values have not been arithmetically applied within this assessment. 

 
 

KENYA BLOCK 10BB 
SUMMARY OF OIL PROSPECTIVE RESOURCES (LEADS) 

 

Sub-Basin Lead 
Gross Best 

Estimate 
(MMBbl) 

AOC Working 
Interest (%) 

Net Best 
Estimate 
(MMBbl) 

GCoS 

Lokichar Chorea 110 40 44 0.07 
Lokichar Duma 59 40 24 0.05 
Lokichar Fisi 40 40 16 0.06 
Lokichar Heroe 80 40 32 0.06 
Lokichar Kiboko 15 40 6 0.06 
Lokichar Kuru 56 40 22 0.07 
Lokichar Tai 82 40 33 0.05 
Lokichar Twiga 56 40 22 0.05 
Kerio Mamba 317 40 127 0.06 
Kerio Ngiri 292 40 117 0.06 
Kerio North Kerio 162 40 65 0.07 
Kerio Nyati 33 40 13 0.05 
Kerio Paa 17 40 7 0.04 
Kerio Pofu 32 40 13 0.05 
Kerio Tumbili 55 40 22 0.04 
Lake Turkana Chui 81 40 32 0.05 
Lake Turkana Chura 144 40 58 0.04 
Lake Turkana Popo 31 40 12 0.04 

Notes:  
1. Net Prospective Resources are stated herein in terms of AOC’s net Working Interest (WI) in the properties and, due to the 

very immature nature of these Prospective Resources, have not been computed as net entitlement volumes under the PSC.  
In this regard these volumes stated herein will exceed the volumes which will arise to AOC under the terms of the PSC. 

2. It is inappropriate to report summed-up Prospective Resource volumes or to otherwise focus upon those of other than the 
‘Best Estimate’. 

3. The Geologic Chance of Success (GCoS) reported here represents an indicative estimate of the probability that the drilling of 
this prospect would result in a discovery which would warrant the re-categorisation of that volume as a Contingent Resource.  
These GCoS percentage values have not been arithmetically applied within this assessment. 
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KENYA BLOCK 9 
SUMMARY OF GAS PROSPECTIVE RESOURCES 

 

Licence Prospect / 
Lead P/L 

Gross 
Best 

Estimate 
(BCF) 

AOC 
Working 
Interest 

 (%) 

Net Best 
Estimate 

(BCF) 
GCoS 

Block 09 Bogal-1 P 2,500 66.7 1,668 0.40 
Notes: 
1. Net Prospective Resources are stated herein in terms of AOC’s net Working Interest (WI) in the properties and, due to the 

very immature nature of these Prospective Resources, have not been computed as net entitlement volumes under the 
PSC.  In this regard these volumes stated herein will exceed the volumes which will arise to AOC under the terms of the 
PSC. 

2. It is inappropriate to report summed-up Prospective Resource volumes or to otherwise focus upon those of other than the 
‘Best Estimate’. 

3. The Geologic Chance of Success (GCoS) reported here represents an indicative estimate of the probability that the 
drilling of this prospect would result in a discovery which would warrant the re-categorisation of that volume as a 
Contingent Resource.  These GCoS percentage values have not been arithmetically applied within this assessment. 

4. P/L = Prospect or Lead. 
 

KENYA BLOCKS 9, 10A, 10BB 
SUMMARY OF OIL PROSPECTIVE RESOURCES 

 

Licence Prospect / Lead P/L 
Gross Best 

Estimate 
(MMBbl) 

AOC 
Working 
Interest 

 (%) 

Net Best 
Estimate 
(MMBbl) 

GCoS 

Block 09 Ndovu Updip L 242 66.7 161.4 0.11 
Block 09 Ndovu West L 340 66.7 226.8 0.14 
Block 09 Marasabit Park L 106 66.7 70.7 0.08 
Block 09 Marsabit East L 129 66.7 80.7 0.12 
Block 09 Kaisut Trough L 181 66.7 120.7 0.10 
Block 09 NW Kaisut L 121 66.7 186.8 0.08 
Block 09 Matasade Down Plunge L 280 66.7 86.0 0.12 
Block 10A Pai-Pai L 234 30 70.2 0.08 
Block 10A Sirius Up-dip L 108 30 32.4 0.10 
Block 10A Bellatrix West L 81 30 24.3 0.08 
Block 10BB Kamba P 83 40 33.2 0.14 
Block 10BB Kamuthai P 60 40 24.0 0.14 
Block 10BB Kapungu P 74 40 29.6 0.14 
Block 10BB Kamuthai P 60 40 24.0 0.14 
Block 10BB Kegilai P 16 40 6.0 0.09 
Block 10BB Kalabata P 4 40 1.7 0.14 
Block 10BB Kerio North P 167 40 66.8 0.16 
Block 10BB Ngiri L 292 40 116.8 0.06 
Block 10BB Paa L 17 40 6.8 0.04 
Block 10BB Pofu L 32 40 12.8 0.05 
Block 10BB Mamba L 317 40 126.8 0.06 
Block 10BB Nyati L 33 40 13.2 0.05 
Block 10BB Tumbili L 55 40 22.0 0.04 
Block 10BB Kiboko L 15 40 6.0 0.06 
Block 10BB Kuru L 56 40 22.4 0.07 
Block 10BB Duma L 59 40 23.6 0.05 
Block 10BB Heroe L 80 40 32.0 0.06 
Block 10BB Fisi L 40 40 16.0 0.06 
Block 10BB Twiga L 56 40 22.4 0.05 
Block 10BB Chorea L 110 40 44.0 0.07 
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Block 10BB Tai L 82 40 32.8 0.05 
Block 10BB Chura L 144 40 57.6 0.04 
Block 10BB Chui L 81 40 32.4 0.05 
Block 10BB Popo L 31 40 12.4 0.04 

Notes:  
1. Net Prospective Resources are stated herein in terms of AOC’s net Working Interest (WI) in the properties and, due to the very 

immature nature of these Prospective Resources, have not been computed as net entitlement volumes under the PSC.  In this 
regard these volumes stated herein will exceed the volumes which will arise to AOC under the terms of the PSC. 

2. It is inappropriate to report summed-up Prospective Resource volumes or to otherwise focus upon those of other than the ‘Best 
Estimate’. 

3. The Geologic Chance of Success (GCoS) reported here represents an indicative estimate of the probability that the drilling of this 
prospect would result in a discovery which would warrant the re-categorisation of that volume as a Contingent Resource.  These 
GCoS percentage values have not been arithmetically applied within this assessment. 

4. P/L = Prospect or Lead. 
 
 

ETHIOPIA BLOCK 8 
SUMMARY OF OIL PROSPECTIVE RESOURCES 

Licence Lead Reservoir 
Gross Best 

Estimate 
(MMBbl) 

AOC 
Working 
Interest  

(%) 

Net Best 
Estimate 
(MMBbl) 

GCoS 

Block 08 El Kuran 
Discovery 

U. Hamanlei 155 55 85.3 0.40 
Adigrat 0 - - - 
Calub 0 - - - 

Notes:  
1. Net Prospective Resources are stated herein in terms of AOC’s net Working Interest (WI) in the properties and, due to the 

very immature nature of these Prospective Resources, have not been computed as net entitlement volumes under the 
PSC.  In this regard these volumes stated herein will exceed the volumes which will arise to AOC under the terms of the 
PSC. 

2. It is inappropriate to report summed-up Prospective Resource volumes or to otherwise focus upon those of other than the 
‘Best Estimate’. 

3. The Geologic Chance of Success (GCoS) reported here represents an indicative estimate of the probability that the 
drilling of this prospect would result in a discovery which would warrant the re-categorisation of that volume as a 
Contingent Resource.  These GCoS percentage values have not been arithmetically applied within this assessment. 

 

ETHIOPIA BLOCK 8 
SUMMARY OF GAS PROSPECTIVE RESOURCES 

Licence Lead Reservoir 
Gross Best 

Estimate 
(Bcf) 

AOC 
Working 
Interest  

(%) 

Net Best 
Estimate 

(Bcf) 
GCoS 

Block 08 El Kuran 
Discovery 

U. Hamanlei 0 - - - 
Adigrat 106 55 58.3 0.30 
Calub 0 - - - 

Notes:  
1. Net Prospective Resources are stated herein in terms of AOC’s net Working Interest (WI) in the properties and, due to the 

very immature nature of these Prospective Resources, have not been computed as net entitlement volumes under the 
PSC.  In this regard these volumes stated herein will exceed the volumes which will arise to AOC under the terms of the 
PSC. 

2. It is inappropriate to report summed-up Prospective Resource volumes or to otherwise focus upon those of other than the 
‘Best Estimate’. 

3. The Geologic Chance of Success (GCoS) reported here represents an indicative estimate of the probability that the 
drilling of this prospect would result in a discovery which would warrant the re-categorisation of that volume as a 
Contingent Resource.  These GCoS percentage values have not been arithmetically applied within this assessment. 

4. P/L = Prospect or Lead. 
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PUNTLAND NOGAL AND DARIN BLOCK  
SUMMARY OF OIL PROSPECTIVE RESOURCES 

Notes: 
1. Net Prospective Resources are stated herein in terms of AOC’s net Working Interest (WI) in the properties and, due to the very 

immature nature of these Prospective Resources, have not been computed as net entitlement volumes under the PSA.  In this 
regard these volumes stated herein will exceed the volumes which will arise to AOC under the terms of the PSA. 

2. It is inappropriate to report summed-up Prospective Resource volumes or to otherwise focus upon those of other than the ‘Best 
Estimate’. 

3. The Geologic Chance of Success (GCoS) reported here represents an indicative estimate of the probability that the drilling of this 
prospect would result in a discovery which would warrant the re-categorisation of that volume as a Contingent Resource.  These 
GCoS percentage values have not been arithmetically applied within this assessment. 

4. The Oil Prospective Resource volumes are for Oil or Gas, not Oil and Gas. 
 

Licence Lead Reservoir 
Gross Best 

Estimate 
(MMBbl) 

AOC 
Working 

Interest (%) 

Net Best 
Estimate 
(MMBbl) 

GCoS 

Nogal Valley 
Block 

Kalis East Jesomma 457 45 205.7 0.11 
Gumbero 171 45 77.0 0.09 
Gabredarre 416 45 187.2 0.13 

Kalis South Jesomma 52 45 23.4 0.08 
Gumbero 28 45 12.6 0.07 
Gabredarre 70 45 31.5 0.09 

Kalis SE Jesomma 268 45 120.6 0.11 
Gumbero 154 45 69.3 0.09 
Gabredarre 364 45 163.8 0.13 

Kalis SW Jesomma 83 45 37.4 0.10 
Gumbero 46 45 20.7 0.08 
Gabredarre 113 45 50.9 0.12 

Kalis West Jesomma 80 45 36.0 0.10 
Gumbero 44 45 19.8 0.08 
Gabredarre 105 45 47.3 0.12 

Nogal SE-A 
Jesomma 95 45 42.8 0.11 
Gumbero 53 45 23.9 0.09 
Gabredarre 126 45 56.7 0.13 

Nogal SE-B 
Jesomma 57 45 25.7 0.11 
Gumbero 32 45 14.4 0.09 
Gabredarre 77 45 34.7 0.13 

Nogal South 
Jesomma 73 45 32.9 0.12 
Gumbero 40 45 18.0 0.10 
Gabredarre 98 45 44.1 0.14 

Darin Block 
Dharoor 

Jesomma 299 45 134.6 0.08 
Gumbero 166 45 74.7 0.06 
Gabredarre 440 45 198 0.09 

Lead 1 
Jesomma 90 45 40.5 0.06 
Gumbero 50 45 22.5 0.05 
Gabredarre 130 45 58.5 0.07 

Lead 2 
Jesomma 55 45 24.8 0.06 
Gumbero 30 45 13.5 0.05 
Gabredarre 80 45 36.0 0.07 

Lead 3 
Jesomma 36 45 16.2 0.06 
Gumbero 20 45 9.0 0.05 
Gabredarre 55 45 24.8 0.07 
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Definitions and Cautionary Statements 

Significant Positive and Negative Factors Relevant to the Resources Estimates 

This news release contains forward looking information including, but not limited to, estimated resources. The forward looking information is 
based on current expectations and is subject to a number of risks and uncertainties which could cause actual results to differ materially from 
those anticipated.  

These risks include, but are not limited to the following: 

Risks associated with ever making a discovery 

The estimation of prospective resource volumes for high-risk and poorly calibrated basins can be subject to large variation from the 
introduction of new information. The estimates presented herein are based on all of the information available; however, new data or 
information is likely to have a material effect on the resource assessment values. There is no certainty that any portion of the resources will be 
discovered. If discovered, there is no certainty that the discovery will be commercially viable to produce any portion of the resources. Given 
that most of the resources in the portfolio are in leads that require additional data to fully define their potential it is likely that significant 
changes to the resource estimates will occur with the incorporation of additional data and information. 

Risk Associated with the Estimates 

In the event of a discovery, basic reservoir parameters, such as porosity, net hydrocarbon pay thickness, fluid composition and water 
saturation, may vary from those assumed [by GCA], affecting the volume of hydrocarbon estimated to be present. Other factors such as the 
reservoir pressure, density and viscosity of the oil and solution gas/oil ratio will affect the volume of oil that can be recovered. Additional 
reservoir parameters such as permeability, the presence or absence of water drive and the specific mineralogy of the reservoir rock may affect 
the efficiency of the recovery process. Recovery of the resources may also be affected by well performance, reliability of production and 
process facilities, the availability and quality of source water for enhanced recovery processes and availability of fuel gas. There is no certainty 
that certain mineral interests are not affected by ownership considerations that have not yet come to light.  

Risk Associated with the Classifications 

Substantial Capital Requirements 

Africa Oil expects to make substantial capital expenditures for exploration, development and production of oil and gas reserves in the future. 
The Company’s ability to access the equity or debt markets in the future may be affected by any prolonged market instability. The inability to 
access the equity or debt markets for sufficient capital, at acceptable terms and within required time frames, could have a material adverse 
effect on the Company’s financial condition, results of operations and prospects. 

Ability to Execute Exploration and Development Program 

It may not always be possible for Africa Oil to execute its exploration and development strategies in the manner in which the Company 
considers optimal. Execution of exploration and development strategies is dependent upon the political and security climate in the host 
countries where the Company operates. The Company’s exploration and development programs in Puntland, Ethiopia and Kenya may involve 
the need to obtain approvals from relevant authorities who may require conditions to be satisfied or the exercise of discretion by the relevant 
authorities. It may not be possible for such conditions to be satisfied. 

Absence of a Formal Development Plan including Required Funding 

There is no certainty the Company will prepare and approve a development plan for any portion of the contingent resources or that the 
Company will be successful in funding any development should such a plan be prepared. General market conditions, the sufficiency of such a 
development plan and the outlook regarding oil and gas prices are some factors that will influence the availability of funding. 

Access to Infrastructure 

Africa Oil’s ability to produce and market hydrocarbons from any potential discoveries will depend on its ability to access suitable 
infrastructure. The Company may also be affected by deliverability uncertainties related to the proximity of its potential production to pipelines 
and processing facilities and operational problems affecting such pipelines and facilities as well as potential government regulation relating to 
price and the export of oil and gas. Currently there is limited local infrastructure and markets for oil, natural gas and condensate and export 
infrastructure to enable other markets to be accessed has not yet been developed. Africa Oil will work with its partners and government 
authorities to evaluate the commercial potential and technical feasibility of any discovery made. 

Additional Risks 

Additional risks associated with the estimate of the prospective and contingent resources include risks associated with the oil and gas industry 
generally (i.e. financing; operational risks in exploration, development and production; delays or changes in plans with respect to exploration or 
development projects or capital expenditures; the uncertainty of estimates and projections related to production; costs and expenses; health, 
safety, security and environmental risks; and the uncertainty of resource estimates), drilling equipment availability and efficiency, the ability to 
attract and retain key personnel, the risk of commodity price and foreign exchange rate fluctuations, the uncertainty associated with dealing 
with governments and obtaining regulatory approvals, and the risk associated with international activity.  
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Contingent Resources are those quantities of petroleum estimated, as of a given date, to be potentially recoverable from known 
accumulations using established technology or technology under development, but which are not currently considered to be commercially 
recoverable due to one or more contingencies.  Contingencies may include factors such as economic, legal, environmental, political, and 
regulatory matters, or a lack of markets.  It is also appropriate to classify as contingent resources the estimated discovered recoverable 
quantities associated with a project in the early evaluation stage.  Contingent Resources are further classified in accordance with the level of 
certainty associated with the estimates and may be sub-classified based on project maturity and/or characterized by their economic status. 

• Low Estimate:  This is considered to be a conservative estimate of the quantity that will actually be recovered.  It is likely that the actual 
remaining quantities recovered will exceed the low estimate.  If probabilistic methods are used, there should be at least a 90 percent 
probability (P90) that the quantities actually recovered will equal or exceed the low estimate. 

 
• Best Estimate:  This is considered to be the best estimate of the quantity that will actually be recovered.  It is equally likely that the 

actual remaining quantities recovered will be greater or less than the best estimate.  If probabilistic methods are used, there should be at 
least a 50 percent probability (P50) that the quantities actually recovered will equal or exceed the best estimate. 

 
• High Estimate:  This is considered to be an optimistic estimate of the quantity that will actually be recovered.  It is unlikely that the actual 

remaining quantities recovered will exceed the high estimate.  If probabilistic methods are used, there should be at least a 10 percent 
probability (P10) that the quantities actually recovered will equal or exceed the high estimate. 

 

There are several contingencies that prevent the classification of the contingent resources as reserves.  Africa Oil has no definitive plans to 
develop the oil resources in Block 10BB at this time and accordingly these are considered contingent resources. An evaluation has yet to be 
conducted in order to determine the economic viability of these contingent resources. 

Prospective Resources are those quantities of petroleum estimated, as of a given date, to be potentially recoverable from undiscovered 
accumulations by application of future development projects.  Prospective Resources have both an associated chance of discovery and a 
chance of development.  Prospective Resources are further subdivided in accordance with the level of certainty associated with recoverable 
estimates assuming their discovery and development and may be sub-classified based on project maturity. 

Prospective resources are undiscovered resources that indicate development potential in the event the discovery is made and is commercial, 
and they should not be construed as reserves or contingent resources. 
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SCHEDULE D 
AFRICA OIL CORP. 
(the “Corporation”) 

 
MANDATE OF THE AUDIT COMMITTEE 

(as adopted and amended by the Board on November 28, 2006 and May 22, 2009, respectively, and as ratified without 
amendment on April 20, 2010 and March 29, 2011) 

 
 
1. Purpose of the Audit Committee 
 
The Audit Committee oversees the accounting and financial reporting processes of the Corporation and its subsidiaries and 
all  audits  and external  reviews of  the  financial  statements of  the Corporation on behalf of  the Board,  and has  general 
responsibility for oversight of internal controls, accounting and auditing activities of the Corporation and its subsidiaries. 
 
2. Members of the Audit Committee 
 
2.1. The Audit Committee shall be appointed annually by the Board and shall be composed of three members, each of 
whom must be a director of the Corporation and a majority of whom must be independent. 
 
2.2. At least one Member of the Audit Committee must be "financially literate" as defined under National Instrument 
52‐110, having sufficient accounting or related  financial management expertise to read and understand a set of  financial 
statements,  including the related notes, that present a breadth and  level of complexity of the accounting  issues that are 
generally  comparable  to  the breadth and  complexity of  the  issues  that  can  reasonably be expected  to be  raised by  the 
Corporation’s financial statements. 
 
3. Meeting Requirements 
 
3.1. The Committee will, where possible, meet on a  regular basis at  least once every quarter, and will hold special 
meetings as it deems necessary or appropriate in its judgment.  Meetings may be held in person or telephonically, and shall 
be  at  such  times  and places  as  the Committee determines.   Without  a meeting  the Committee may  act by unanimous 
written consent of all members. 
 
3.2. Two members of the Audit Committee shall constitute a quorum. 
 
4. Duties and Responsibilities 
 
4.1. Appointment, Oversight and Compensation of Auditor 
 
4.1.1. The Audit Committee shall recommend to the Board: 
 

a) The auditor  (the “Auditor”) to be nominated  for the purpose of preparing or  issuing an auditor’s report or 
performing other audit, review or attest services for the Corporation; and 

 
b) The compensation of the Auditor. 

 
In making such recommendations, the Audit Committee shall evaluate the Auditor’s performance and review the 
Auditor’s fees for the preceding year. 

 
4.1.2. The Auditor shall report directly to the Audit Committee. 
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4.1.3. The Audit Committee shall be directly responsible for overseeing the work of the Auditor, including the resolution 
of disagreements between management and the Auditor regarding financial reporting. 
 
4.1.4. The Audit Committee  shall  review  information,  including written  statements  from  the Auditor, concerning any 
relationships  between  the  Auditor  and  the  Corporation  or  any  other  relationships  that  may  adversely  affect  the 
independence of the Auditor and assess the independence of the Auditor. 
 
4.2. Non‐Audit Services 
 
4.2.1. All auditing services and non‐audit services provided to the Corporation or the Corporation’s subsidiaries by the 
Auditor  shall,  to  the extent  and  in  the manner  required by  applicable  law or  regulation, be pre‐approved by  the Audit 
Committee.  In no circumstances shall the Auditor provide any non‐audit services to the Corporation that are prohibited by 
applicable law or regulation. 
 
4.3. Review of Financial Statements etc. 
 
4.3.1. The Audit Committee shall review the Corporation’s interim and annual financial statements and Management’s 
Discussion and Analysis (“MD&A”), intended for circulation among shareholders; and shall report on them to the Board. 
 
4.3.2. The Audit Committee  shall  satisfy  itself  that  the audited  financial  statements and  interim  financial  statements 
present fairly the financial position and results of operations  in accordance with generally accepted accounting principles 
and that the auditors have no reservations about such statements. 
 
4.3.3. The Audit  Committee  shall  review  changes  in  the  accounting  policies  of  the  Corporation  and  accounting  and 
financial  reporting proposals  that  are provided by  the Auditor  that may have  a  significant  impact on  the Corporation’s 
financial reports, and report on them to the Board. 
 
4.4. Review of Public Disclosure of Financial Information 
 
4.4.1. The Audit Committee shall review the Corporation’s annual and interim press releases relating to financial results 
before the Corporation publicly discloses this information. 
 
4.4.2. The Audit Committee must be satisfied that adequate procedures are in place for the review of the Corporation’s 
public disclosure of financial information extracted or derived from the Corporation’s financial statements, other than the 
public disclosure referred to in subsection 5.4.1, and must periodically assess the adequacy of those procedures. 
 
4.5. Review of Annual Audit 
 
4.5.1. The Audit Committee shall review the nature and scope of the annual audit, and the results of the annual audit 
examination by the Auditor, including any reports of the Auditor prepared in connection with the annual audit. 
 
4.5.2. The Audit Committee shall satisfy itself that there are no unresolved issues between management and the Auditor 
that could affect the audited financial statements. 
 
4.5.3. The Audit Committee  shall  satisfy  itself  that, where  there  are unsettled  issues  that do not  affect  the  audited 
financial  statements  (e.g.  disagreements  regarding  correction  of  internal  control  weaknesses,  or  the  application  of 
accounting principles  to  proposed  transactions),  there  is  an  agreed  course  of  action  leading  to  the  resolution of  these 
matters. 

 
4.5.4. The Audit Committee shall satisfy itself that there is generally a good working relationship between management 
and the Auditor. 
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4.6. Review of Quarterly Review Engagements 
 
4.6.1. The  Audit  Committee  shall  review  the  nature  and  scope  of  any  review  engagements  for  interim  financial 
statements, and the results of such review engagements by the Auditor,  including any reports of the Auditor prepared  in 
connection with such review engagements. 
 
4.6.2. The  Audit  Committee  shall  satisfy  itself  that  there  are  no  unresolved  issues  between management  and  the 
Auditor that could affect any interim financial statements. 
 
4.6.3. The Audit Committee  shall  satisfy  itself  that, where  there  are unsettled  issues  that do not  affect  any  interim 
financial  statements  (e.g.  disagreements  regarding  correction  of  internal  control  weaknesses,  or  the  application  of 
accounting principles  to  proposed  transactions),  there  is  an  agreed  course  of  action  leading  to  the  resolution of  these 
matters. 
 
4.7. Internal Controls 
 
4.7.1. The Audit Committee shall have responsibility for oversight of management reporting and internal control for the 
Corporation and its subsidiaries. 
 
4.7.2. The Audit Committee shall satisfy itself that there are adequate procedures for review of interim statements and 
other financial information prior to distribution to shareholders.  
 
 
4.8. Complaints and Concerns 
 
4.8.1. The Audit Committee shall establish procedures for: 
 

a) the  receipt,  retention  and  treatment  of  complaints  received  by  the  Corporation  regarding  accounting, 
internal accounting controls, or auditing matters; and 

 
b) the  confidential,  anonymous  submission  by  employees  of  the  Corporation  of  concerns  regarding 

questionable accounting or auditing matters. 
 

4.9. Hiring Practices 
 
4.9.1. The Audit Committee shall  review and approve  the Corporation’s hiring policies regarding partners, employees 
and former partners and employees of the present and former Auditors of the Corporation. 
 
4.10. Other Matters 
 
4.10.1. The Audit Committee  shall be  responsible  for oversight of  the effectiveness of management’s  interaction with 
and responsiveness to the Board; 
 
4.10.2. The Audit Committee shall review and monitor all related party transactions which may be entered  into by the 
Corporation. 
 
4.10.3. The  Audit  Committee  shall  approve,  or  disapprove, material  contracts where  the  Board  determines  it  has  a 
conflict. 
 
4.10.4. The Audit Committee shall satisfy itself that management has put into place procedures that facilitate compliance 
with  the  provisions  of  applicable  securities  laws  and  regulations  relating  to  insider  trading,  continuous  disclosure  and 
financial reporting. 
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4.10.5. The Audit Committee shall periodically review the adequacy of this Charter and recommend any changes to the 
Board. 
 
4.10.6. The Board may refer to the Audit Committee such matters and questions relating to the financial position of the 
Corporation and its affiliates as the Board from time to time may see fit. 
 
5. Rights and Authority of the Audit Committee and the Members Thereof 
 
5.1. The Audit Committee has the authority: 
 

a) To engage independent counsel and other advisors as it determines necessary to carry out its duties; 
 
b) To  set  and  require  the  Corporation  to  pay  the  compensation  for  any  advisors  employed  by  the  Audit 

Committee; and 
 
c) To communicate directly with the Auditor and, if applicable, the Corporation’s internal auditor. 
 

5.2. The members of the Audit Committee shall have the right, for the purpose of performing their duties, to inspect 
all the books and records of the Corporation and  its affiliates and to discuss those accounts and records and any matters 
relating to the financial position of the Corporation with the officers and Auditor of the Corporation and its affiliates, and 
any member of the Audit Committee may require the Auditor to attend any or every meeting of the Audit Committee. 
 
6. Miscellaneous 
 
Nothing  contained  in  this  Charter  is  intended  to  extend  applicable  standards  of  liability  under  statutory  or  regulatory 
requirements  for  the directors of  the Corporation or members of  the Audit Committee.   The purposes,  responsibilities, 
duties  and  authorities  outlined  in  this  Charter  are meant  to  serve  as  guidelines  rather  than  as  inflexible  rules  and  the 
Committee  is encouraged to adopt such additional procedures and standards as  it deems necessary from time to time to 
fulfill its responsibilities. 
 

 
 
 


