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 PART I
 
 Item 1. Business
 
BACKGROUND
 

VAALCO Energy, Inc., a Delaware corporation incorporated in 1985, is a Houston-based independent energy company principally engaged in the acquisition,
exploration, development and production of crude oil and natural gas. VAALCO owns producing properties and conducts exploration activities as operator in Gabon, West
Africa. Domestically, the Company has minor interests in the Texas Gulf Coast area. As used herein, the terms “Company” and “VAALCO” mean VAALCO Energy, Inc. and
its subsidiaries, unless the context otherwise requires. The Company’s corporate headquarters are located at 4600 Post Oak Place, Suite 309, Houston, Texas 77027 where the
telephone number is (713) 623-0801.
 

VAALCO’s Gabon subsidiaries are VAALCO Gabon (Etame), Inc. and VAALCO Production (Gabon), Inc. VAALCO Energy (USA), Inc. holds interests in certain
properties located in the United States.
 

In connection with a merger with 1818 Oil Corp. in 1998, the Company issued to the 1818 Fund II, L.P. (the “1818 Fund”) common stock and preferred stock,
representing approximately 65% of the outstanding voting power of the Company on an as converted basis (excluding options and warrants). On March 17, 2005, the 1818
Fund converted its remaining preferred stock into common stock at the rate of 2,750 shares of common stock per share of preferred stock, resulting in 18,334,250 shares of
common stock being issued. In connection with the transaction, the holder exercised warrants to purchase 5,250,000 shares of common stock under a cashless exercise
procedure and was issued 4,635,244 shares of common stock. The 614,756 shares which were used to pay the purchase price under the cashless exercise were placed in the
treasury. The stock acquired by the conversion of preferred stock and exercise of the warrants and shares of common stock already held by the 1818 Fund, totaled 35,898,685
shares. These shares were sold in March 2005 in block sales over the American Stock Exchange with all proceeds going to the 1818 Fund. With the completion of the conversion
of preferred stock and exercises of warrants, the Company has no preferred stock or warrants outstanding.
 
RECENT DEVELOPMENTS
 

The Company’s primary source of revenue is from the Etame field located offshore the Republic of Gabon. The Company drilled one additional development well in the
Etame field during 2005, the Etame 6H well. During 2005, the Etame field produced approximately 6.9 million bbls (1.6 million bbls net to the Company). The Etame field is
located within the Etame Marin Block, where the Company discovered two additional fields in 2004, the Avouma field and the Ebouri field. The Avouma discovery is adjacent
to the South Tchibala discovery drilled in the late 1970’s by a previous operator, but never developed.
 

During 2005, the Company received approval from the Gabon government for a joint development plan for the Avouma and South Tchibala discoveries. A platform is
currently being constructed for installation during the summer of 2006, with first production from the Avouma/South Tchibala fields expected to occur in the fourth quarter of
2006. The Company anticipates receiving approval for a development plan for the Ebouri field in 2006. The Company drilled one exploration well on the Etame Block in 2005,
the Avouma South No. 1, which did not encounter hydrocarbons.
 

In November 2005, the Company signed a production sharing contract for the Mutamba Iroru block onshore Gabon. The five year contract awards the Company
exploration rights to approximately 270,000 acres along the central coast of Gabon. The Company is currently gathering data from past operators of the area for interpretation
and prospect delineation.
 
AVAILABLE INFORMATION
 

The Company files annual, quarterly and current reports, proxy statements and other information with the SEC. You may read and copy any document the Company
files at the SEC’s Public Reference Room at 450 Fifth
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Street, N.W., Washington, D.C. 20549. Please call the SEC at 1-800-SEC-0330 for further information on the SEC’s Public Reference Room. The Company’s SEC filings are
also available to the public at the SEC’s website at www.sec.gov.
 

You may also obtain copies of the Company’s annual, quarterly and current reports, proxy statements and certain other information filed with the SEC, as well as
amendments thereto, free of charge from the Company’s website at www.vaalco.com. No information from the SEC’s or the Company’s website is incorporated by reference
herein. The Company has placed on its website copies of its Audit Committee Charter, Code of Business Conduct and Ethics, and Code of Ethics for the Chief Executive
Officer and Chief Financial Officer. Stockholders may request a printed copy of these governance materials by writing to the Corporate Secretary, VAALCO Energy Company,
4600 Post Oak Place, Suite 309, Houston, TX 77027.
 
GENERAL
 

The Company’s current strategy is to maximize the value of the reserves discovered in Gabon through exploitation of the Etame field, and development of the Avouma,
South Tchibala and Ebouri discoveries. The Company has recently established an office in Aberdeen, Scotland with the intention of participating in the June 2006 bidding
round for entrance into the Central Oil Basin and the Southern Gas Basin in the United Kingdom sector of the North Sea. The Company is also actively seeking additional
opportunities in West Africa.
 

International
 

The Company’s international strategy is to pursue selected opportunities that are characterized by reasonable entry costs, favorable economic terms, high reserve
potential relative to capital expenditures and the availability of existing technical data that may be further developed using current technology. The Company believes that it has
unique management and technical expertise in identifying international opportunities and establishing favorable operating relationships with host governments and local partners
familiar with the local practices and infrastructure. The Company owns producing properties and conducts exploration activities as operator of two exploration licenses
internationally in Gabon.
 

Domestic
 

The Company’s domestic strategy is to produce existing reserves. There are no plans to drill new domestic wells at this time.
 
CUSTOMERS
 

Substantially all of the Company’s crude oil and natural gas is sold at the well head at posted or indexed prices under short-term contracts, as is customary in the
industry. In Gabon, the Company sells crude oil under a contract with Trafigura Beheer B.V. which runs for the calendar year 2006. While the loss of Trafigura as a buyer might
have a material effect on the Company in the short term, management believes that the Company would be able to obtain other customers for its crude oil. Domestic production
is sold under two contracts, one for oil and one for gas. The Company has access to several alternative buyers for oil and gas sales domestically.
 
EMPLOYEES
 

As of December 31, 2005, the Company had 16 full-time employees, nine of whom were located in Gabon. The Company also utilizes contractors to staff its
international operations. The Company is not subject to any collective bargaining agreements and believes its relations with its employees are satisfactory.
 
COMPETITION
 

The oil and gas industry is highly competitive. Competition is particularly intense with respect to acquisitions of desirable oil and gas reserves. There is also competition
for the acquisition of oil and gas leases
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suitable for exploration and the hiring of experienced personnel. In addition, the producing, processing and marketing of oil and gas is affected by a number of factors beyond
the control of the Company, the effects of which cannot be accurately predicted.
 

The Company’s competition for acquisitions, exploration, development and production include the major oil and gas companies in addition to numerous independent oil
companies, individual proprietors, drilling and acquisition programs and others. Many of these competitors possess financial and personnel resources substantially in excess of
those available to the Company, giving those competitors an enhanced ability to pay for desirable leases and to evaluate, bid for and purchase properties or prospects. The ability
of the Company to generate reserves in the future will depend on its ability to select and acquire suitable producing properties and prospects for future drilling and exploration.
 
ENVIRONMENTAL REGULATIONS
 

General
 

The Company’s activities are subject to federal, state and local laws and regulations governing environmental quality and pollution control in the United States and also
are subject to the laws and regulations of Gabon. In addition the Company is subject to the International Finance Corporation environmental guidelines. Although no assurances
can be made, the Company believes that, absent the occurrence of an extraordinary event, compliance with existing laws, rules and regulations and the International Finance
Corporation environmental guidelines regulating the release of materials in the environment or otherwise relating to the protection of the environment will not have a material
effect upon the Company’s capital expenditures, earnings or competitive position with respect to its existing assets and operations. The Company cannot predict what effect
future regulation or legislation, enforcement policies, changes in International Finance Corporation environmental guidelines, and claims for damages to property, employees,
other persons and the environment resulting from the Company’s operations could have on its activities. In part because it is a developing country, it is unclear how quickly and
to what extent Gabon will increase its regulation of environmental issues in the future; any significant increase in the regulation or enforcement of environmental issues by
Gabon could have a material effect on the Company. Developing countries, in certain instances, have patterned environmental laws after those in the United States. However,
the extent to which any environmental laws are enforced in developing countries varies significantly.
 

Solid and Hazardous Waste
 

The Company currently owns or leases, and in the past has owned or leased, properties that have been used for the exploration and production of oil and gas for many
years. Although the Company has utilized operating and disposal practices that were standard in the industry at the time, hydrocarbons or other solid wastes may have been
disposed or released on or under the properties owned or leased by the Company or on or under locations where such wastes have been taken for disposal. In addition, some of
these properties are or have been operated by third parties. The Company has no control over such entities’ treatment of hydrocarbons or other solid wastes and the manner in
which such substances may have been disposed or released. State and federal laws applicable to oil and gas wastes and properties have gradually become stricter over time. The
Company could in the future be required to remediate property, including groundwater, containing or impacted by previously disposed wastes (including wastes disposed or
released by prior owners or operators, or property contamination, including groundwater contamination by prior owners or operators) or to perform remedial plugging
operations to prevent future or mitigate existing contamination.
 

The Company generates wastes, including hazardous wastes that are subject to the federal Resource Conservation and Recovery Act (“RCRA”) and comparable state
statutes. The Environmental Protection Agency (“EPA”) and various state agencies have limited the disposal options for certain wastes, including wastes designated as
hazardous under RCRA and state analogs (“Hazardous Wastes”). Furthermore, it is possible that
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certain wastes generated by the Company’s oil and gas operations that are currently exempt from treatment as Hazardous Wastes may in the future be designated as Hazardous
Wastes under RCRA or other applicable statutes and, therefore, may be subject to more rigorous and costly disposal requirements.
 

Superfund
 

The federal Comprehensive Environmental Response, Compensation and Liability Act (“CERCLA”), also known as the “Superfund” law, generally imposes joint and
several liability for costs of investigation and remediation and for natural resource damages, without regard to fault or the legality of the original conduct, on certain classes of
persons with respect to the release into the environment of substances designated under CERCLA as hazardous substances (“Hazardous Substances”). These classes of persons,
or so-called potentially responsible parties (“PRPs”), include the current and certain past owners and operators of a facility where there has been a release or threat of release of
a Hazardous Substance and persons who disposed of or arranged for the disposal of Hazardous Substances found at a site. CERCLA also authorizes the EPA and, in some
cases, third parties to take actions in response to threats to the public health or the environment and to seek to recover from the PRPs the costs of such action. Although
CERCLA generally exempts “petroleum” from the definition of Hazardous Substance, in the course of its operations, the Company has generated and will generate wastes that
may fall within CERCLA’s definition of Hazardous Substance. The Company may also be the owner or operator of sites on which Hazardous Substances have been released.
To its knowledge, neither the Company nor its predecessors have been designated as a PRP by the EPA under CERCLA; the Company also does not know of any prior owners
or operators of its properties that are named as PRPs related to their ownership or operation of such properties. States such as Texas have comparable statutes. In the event
contamination is discovered at a site on which the Company is or has been an owner or operator, the Company could be liable for costs of investigation and remediation and
material resource damages.
 

Clean Water Act
 

The Clean Water Act (“CWA”) imposes restrictions and strict controls regarding the discharge of wastes, including produced waters and other oil and natural gas wastes,
into waters of the United States, a term broadly defined. These controls have become more stringent over the years, and it is probable that additional restrictions will be imposed
in the future. Permits must be obtained to discharge pollutants into federal waters. The CWA provides for civil, criminal and administrative penalties for unauthorized
discharges of oil and hazardous substances and of other pollutants. It imposes substantial potential liability for the costs of removal or remediation associated with discharges of
oil or hazardous substances and other pollutants. State laws governing discharges to water also provide varying civil, criminal and administrative penalties and impose liabilities
in the case of a discharge of petroleum or its derivatives, or other hazardous substances, into state waters. In addition, the EPA has promulgated regulations that may require the
Company to obtain permits to discharge storm water runoff, including discharges associated with construction activities. In the event of an unauthorized discharge of wastes, the
Company may be liable for penalties and costs.
 

Oil Pollution Act
 

The Oil Pollution Act of 1990 (“OPA”), which amends and augments oil spill provisions of CWA, imposes certain duties and liabilities on certain “responsible parties”
related to the prevention of oil spills and damages resulting from such spills in or threatening United States waters or adjoining shorelines. A liable “responsible party” includes
the owner or operator of a facility, vessel or pipeline that is a source of an oil discharge or that poses the substantial threat of discharge, or in the case of offshore facilities, the
lessee or permittee of the area in which a discharging facility is located. OPA assigns joint and several liability, without regard to fault, to each liable party for oil removal costs
and a variety of public and private damages. Although defenses exist to the liability imposed by OPA, they are limited. In the event of an oil discharge or substantial threat of
discharge, the Company may be liable for costs and damages.
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The OPA also imposes ongoing requirements on a responsible party, including proof of financial responsibility to cover at least some costs in a potential spill. Certain
amendments to the OPA that were enacted in 1996 require owners and operators of offshore facilities that have a worst case oil spill potential of more than 1,000 bbls to
demonstrate financial responsibility in amounts ranging from $10 million in specified state waters and $35 million in federal outer continental shelf (“OCS”) waters, with higher
amounts, up to $150 million based upon worst case oil-spill discharge volume calculations. The Company believes that it has established adequate proof of financial
responsibility for its offshore facilities.
 

Air Emissions
 

The Company’s operations are subject to local, state and federal regulations for the control of emissions from sources of air pollution. Federal and state laws require new
and modified sources of air pollutants to obtain permits prior to commencing construction. Major sources of air pollutants are subject to more stringent, federally imposed
requirements including additional permits. Federal and state laws designed to control hazardous (toxic) air pollutants, might require installation of additional controls.
Administrative enforcement actions for failure to comply strictly with air pollution regulations or permits are generally resolved by payment of monetary fines and correction of
any identified deficiencies. Alternatively, regulatory agencies could bring lawsuits for civil penalties or require the Company to forego construction, modification or operation
of certain air emission sources.
 

Coastal Coordination
 

There are various federal and state programs that regulate the conservation and development of coastal resources. The federal Coastal Zone Management Act (“CZMA”)
was passed in 1972 to preserve and, where possible, restore the natural resources of the Nation’s coastal zone. The CZMA provides for federal grants for state management
programs that regulate land use, water use and coastal development.
 

In Texas, the Legislature enacted the Coastal Coordination Act (“CCA”), which provides for the coordination among local and state authorities to protect coastal
resources through regulating land use, water, and coastal development. The act establishes the Texas Coastal Management Program (“CMP”). The CMP is limited to the
nineteen counties that border the Gulf of Mexico and its tidal bays. The act provides for the review of state and federal agency rules and agency actions for consistency with the
goals and policies of the Coastal Management Plan. This review may impact agency permitting and review activities and add an additional layer of review to certain activities
undertaken by the Company.
 

OSHA and other Regulations
 

The Company is subject to the requirements of the federal Occupational Safety and Health Act (“OSHA”) and comparable state statutes. The OSHA hazard
communication standard, the EPA community right-to-know regulations under Title III of CERCLA and similar state statutes require the Company to organize and/or disclose
information about hazardous materials used or produced in its operations. The Company believes that it is in substantial compliance with these applicable requirements.
 

International Finance Corporation Environmental Guidelines
 

The loan agreement dated April 19, 2002 between one of the Company’s subsidiaries and the International Finance Corporation requires the Company to comply with
specified environmental guidelines. These guidelines set maximum air emission levels and liquid effluent amounts, impose requirements for proper onshore disposal of all solid
and hazardous wastes, and require compliance with other similar environmental guidelines. In addition, the Company is required to utilize environmental best practices for
drilling activities and produced water and chemical management, prepare emergency response and oil spill response plans, and implement monitoring and reporting procedures.
The Company believes that it is in substantial compliance with all applicable International Finance Corporation environmental guidelines. However, if a project were found to
be not in compliance with the guidelines, the International Finance Corporation financing could be in jeopardy.
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FORWARD-LOOKING STATEMENTS
 

This Report includes “forward-looking statements” within the meaning of Section 27A of the Securities Act of 1933 and Section 21E of the Securities Exchange Act of
1934, which are intended to be covered by the safe harbors created by those laws. The Company has based these forward-looking statements on its current expectations and
projections about future events. These forward-looking statements include information about possible or assumed future results of the Company’s operations. All statements,
other than statements of historical facts, included in this Report that address activities, events or developments that the Company expects or anticipates may occur in the future,
including without limitation, statements regarding the Company’s financial position, reserve quantities and net present values, business strategy, plans and objectives of the
Company’s management for future operations are forward-looking statements. When the Company uses words such as “anticipate,” “believe,” “estimate,” “expect,” “intend,”
“plan,” “probably” or similar expressions, the Company is making forward-looking statements. Many risks and uncertainties may impact the matters addressed in these
forward-looking statements.
 

Some of the events or factors that could affect the Company’s future results and could cause results to differ materially from those expressed in the Company’s forward-
looking statements include:
 
 •  the volatility of oil and natural gas prices;
 
 •  the uncertainty of estimates of oil and natural gas reserves;
 
 •  the impact of competition;
 
 •  the availability and cost of seismic, drilling and other equipment;
 
 •  operating hazards inherent in the exploration for and production of oil and natural gas;
 
 •  difficulties encountered during the exploration for and production of oil and natural gas;
 
 •  difficulties encountered in delivering oil to commercial markets;
 
 •  general economic conditions;
 
 •  changes in customer demand and producers’ supply;
 
 •  the uncertainty of the Company’s ability to attract capital;
 
 •  compliance with, or the effect of changes in, the foreign governmental regulations regarding the Company’s exploration and production;
 
 •  actions of operators of the Company’s oil and gas properties; and
 
 •  weather conditions.
 

The information contained in this Report, including the information set forth under the heading “Risk Factors,” identifies additional factors that could cause the
Company’s results or performance to differ materially from those the Company expresses in its forward-looking statements. Although the Company believes that the
assumptions underlying its forward-looking statements are reasonable, any of these assumptions and therefore also the forward-looking statements based on these assumptions,
could themselves prove to be inaccurate. In light of the significant uncertainties inherent in the forward-looking statements which are included in this Report, the Company’s
inclusion of this information is not a representation by the Company or any other person that the Company’s objectives and plans will be achieved. When you consider the
Company’s forward-looking statements, you should keep in mind these risk factors and the other cautionary statements in this Report.
 

The Company’s forward-looking statements speak only as of the date made and the Company will not update these forward-looking statements unless the securities laws
require the Company to do so. The Company’s forward-looking statements are expressly qualified in their entirety by this cautionary statement. In light of these risks,
uncertainties and assumptions, any forward-looking events discussed in this Report may not occur.
 

8



Table of Contents

Index to Financial Statements

 Item 1A. Risk Factors
 

You should carefully consider the following risk factors in addition to the other information included in this report. If any of these risks or uncertainties actually occur,
our business, financial condition and results of operations could be materially adversely affected. Additional risks not presently known to us or which we consider immaterial
based on information currently available to us may also materially adversely affect us. In this section, the terms “Vaalco”, “we”, “us” and “our” refer to Vaalco and its
subsidiaries, unless the context clearly indicates otherwise.
 

Almost all of the value of our production and reserves is concentrated in a single field offshore Gabon, and any production problems or inaccuracies in reserve estimates
related to this property would adversely impact our business.

 
The Etame field, consisting of four producing wells, constituted almost 100% of our total production for the year ended December 31, 2005. In addition, at December 31,

2005, almost 100% of our total net proved reserves were attributable to this field. If mechanical problems, storms or other events curtailed a substantial portion of this
production, or if the actual reserves associated with this producing property are less than our estimated reserves, our results of operations and financial condition could be
materially adversely affected.
 

Our results of operations and financial condition could be adversely affected by changes in currency exchange rates.
 

Our results of operations and financial condition are affected by currency exchange rates. While oil sales are denominated in U.S. dollars, portions of our operating costs
in Gabon are denominated in the local currency. An increase in the exchange rate of the local currency to the dollar will have the effect of increasing operating costs while a
decrease in the exchange rate will reduce operating costs. The Gabon local currency is tied to the Euro. The exchange rate between the Euro and the U.S. dollar has fluctuated
widely in response to international political conditions, general economic conditions and other factors beyond our control. The Euro appreciated substantially against the U.S.
dollar in 2003 and 2004, while in 2005 the U.S. dollar appreciated against the Euro.
 

A decrease in oil and gas prices may adversely affect our results of operations and financial condition.
 

Our revenues, cash flow, profitability and future rate of growth are substantially dependent upon prevailing prices for oil and gas. Our ability to borrow funds and to
obtain additional capital on attractive terms is also substantially dependent on oil and gas prices. Historically, world-wide oil and gas prices and markets have been volatile and
are likely to continue to be volatile in the future. In 2005, medium/heavy sweet crude oils, which produce higher amounts of residual fuel oil, experienced weaker demand in the
marketplace. This has resulted in those crude oils trading at a discount to their traditional benchmark. These crude oils are similar to those produced from the Etame Field, and
the lower market price may have an adverse impact upon our results of operations.
 

Prices for oil and gas are subject to wide fluctuations in response to relatively minor changes in the supply of and demand for oil and gas, market uncertainty and a
variety of additional factors that are beyond our control. These factors include international political conditions, the domestic and foreign supply of oil and gas, the level of
consumer demand, weather conditions, domestic and foreign governmental regulations, the price and availability of alternative fuels and general economic conditions. In
addition, various factors, including the effect of federal, state and foreign regulation of production and transportation, general economic conditions, changes in supply due to
drilling by other producers and changes in demand may adversely affect our ability to market our oil and gas production. Any significant decline in the price of oil or gas would
adversely affect our revenues, operating income, cash flows and borrowing capacity and may require a reduction in the carrying value of our oil and gas properties and our
planned level of capital expenditures.
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Unless we are able to replace reserves which we have produced, our cash flows and production will decrease over time.
 

Our future success depends upon our ability to find, develop or acquire additional oil and gas reserves that are economically recoverable. Except to the extent that we
conduct successful exploration or development activities or acquire properties containing proved reserves, our estimated net proved reserves will generally decline as reserves
are produced. There can be no assurance that our planned development and exploration projects and acquisition activities will result in significant additional reserves or that we
will have continuing success drilling productive wells at economic finding costs. The drilling of oil and gas wells involves a high degree of risk, especially the risk of dry holes
or of wells that are not sufficiently productive to provide an economic return on the capital expended to drill the wells. In addition, our drilling operations may be curtailed,
delayed or canceled as a result of numerous factors, including title problems, weather conditions, political instability, economic/currency imbalances, compliance with
governmental requirements or delays in the delivery of equipment and availability of drilling rigs. Our current domestic oil and gas properties are operated by third parties and,
as a result, we have limited control over the nature and timing of exploration and development of such properties or the manner in which operations are conducted on such
properties.
 

Substantial capital, which may not be available to us in the future, is required to replace and grow reserves.
 

We make, and will continue to make, substantial capital expenditures for the acquisition, exploitation, development, exploration and production of oil and gas reserves.
Historically, we have financed these expenditures primarily with cash flow from operations, debt, asset sales, and private sales of equity. During 2005, we have participated,
and in 2006 we will continue to participate, in the further exploration and development of the Etame Field offshore Gabon. We are the operator for the field and thus responsible
for contracting on behalf of all the remaining parties participating in the project. We rely on the timely payment of cash calls by our partners to pay for the 69.65% share of the
budget for which they are responsible. However, if lower oil and gas prices, operating difficulties or declines in reserves result in our revenues being less than expected or limit
our ability to borrow funds, or our partners fail to pay their share of project costs, we may have a limited ability to expend the capital necessary to undertake or complete future
drilling programs. We cannot assure you that additional debt or equity financing or cash generated by operations will be available to meet these requirements.
 

Our drilling activities require us to risk significant amounts of capital that may not be recovered.
 

Drilling activities are subject to many risks, including the risk that no commercially productive reservoirs will be encountered. There can be no assurance that new wells
drilled by us will be productive or that we will recover all or any portion of our investment. Drilling for oil and natural gas may involve unprofitable efforts, not only from dry
wells, but also from wells that are productive but do not produce sufficient net revenues to return a profit after drilling, operating and other costs. The cost of drilling,
completing and operating wells is often uncertain and cost overruns are common. Our drilling operations may be curtailed, delayed or canceled as a result of numerous factors,
many of which are beyond our control, including title problems, weather conditions, compliance with governmental requirements and shortages or delays in the delivery of
equipment and services.
 

Weather, unexpected subsurface conditions and other unforeseen operating hazards may adversely impact our oil and gas activities.
 

The oil and gas business involves a variety of operating risks, including fire, explosions, blow-outs, pipe failure, casing collapse, abnormally pressured formations and
environmental hazards such as oil spills, gas leaks, ruptures and discharges of toxic gases, the occurrence of any of which could result in substantial losses to us due to injury
and loss of life, severe damage to and destruction of property, natural resources and equipment, pollution and other environmental damage, clean-up responsibilities, regulatory
investigation and penalties and suspension of operations. Our production facilities are also subject to hazards inherent in marine operations, such as capsizing, sinking,
grounding, collision and damage from severe weather conditions. The relatively deep
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offshore drilling conducted by us overseas involves increased drilling risks of high pressures and mechanical difficulties, including stuck pipe, collapsed casing and separated
cable. The impact that any of these risks may have upon us is increased due to the low number of producing properties we own.
 

We maintain insurance against some, but not all, potential risks; however, there can be no assurance that such insurance will be adequate to cover any losses or exposure
for liability. The occurrence of a significant unfavorable event not fully covered by insurance could have a material adverse effect on our financial condition, results of
operations and cash flows. Furthermore, we cannot predict whether insurance will continue to be available at a reasonable cost or at all.
 

Our reserve information represents estimates that may turn out to be incorrect if the assumptions upon which these estimates are based are inaccurate. Any material
inaccuracies in these reserve estimates or underlying assumptions will materially affect the quantities and present values of our reserves.

 
There are numerous uncertainties inherent in estimating quantities of proved oil and gas reserves, including many factors beyond our control. Reserve engineering is a

subjective process of estimating the underground accumulations of oil and gas that cannot be measured in an exact manner. The estimates incorporated by reference into this
document are based on various assumptions required by the SEC, including unescalated prices and costs and capital expenditures, and, therefore, are inherently imprecise
indications of future net revenues. Actual future production, revenues, taxes, operating expenses, development expenditures and quantities of recoverable oil and gas reserves
may vary substantially from those assumed in the estimates. Any significant variance in these assumptions could materially affect the estimated quantity and value of reserves
incorporated by reference in this document. In addition, our reserves may be subject to downward or upward revision based upon production history, results of future
development, availability of funds to acquire additional reserves, prevailing oil and gas prices and other factors. Moreover, the calculation of the estimated present value of the
future net revenue using a 10% discount rate as required by the SEC is not necessarily the most appropriate discount factor based on interest rates in effect from time to time and
risks associated with our reserves or the oil and gas industry in general. It is also possible that reserve engineers may make different estimates of reserves and future net
revenues based on the same available data.
 

The estimated future net revenues attributable to our net proved reserves are prepared in accordance with SEC guidelines, and are not intended to reflect the fair market
value of our reserves. In accordance with the rules of the SEC, our reserve estimates are prepared using period-end prices received for oil and gas. Future reductions in prices
below those prevailing at year-end 2005 would result in the estimated quantities and present values of our reserves being reduced.
 

A substantial portion of our proved reserves are or will be subject to service contracts, production sharing contracts and other arrangements. The quantity of oil and gas
that we will ultimately receive under these arrangements will differ based on numerous factors, including the price of oil and gas, production rates, production costs, cost
recovery provisions and local tax and royalty regimes. Changes in many of these factors do not affect estimates of U.S. reserves in the same way they affect estimates of proved
reserves in foreign jurisdictions, or will have a different effect on reserves in foreign countries than in the United States. As a result, proved reserves in foreign jurisdictions may
not be comparable to proved reserve estimates in the United States.
 

We have less control over our foreign investments than domestic investments and turmoil in foreign countries may affect our foreign investments.
 

Our international assets and operations are subject to various political, economic and other uncertainties, including, among other things, the risks of war, expropriation,
nationalization, renegotiation or nullification of existing contracts, taxation policies, foreign exchange restrictions, changing political conditions, international monetary
fluctuations, currency controls and foreign governmental regulations that favor or require the awarding of drilling contracts to local contractors or require foreign contractors to
employ citizens of, or purchase supplies
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from, a particular jurisdiction. In addition, if a dispute arises with foreign operations, we may be subject to the exclusive jurisdiction of foreign courts or may not be successful
in subjecting foreign persons, especially foreign oil ministries and national oil companies, to the jurisdiction of the United States.
 

Private ownership of oil and gas reserves under oil and gas leases in the United States differs distinctly from our ownership of foreign oil and gas properties. In the
foreign countries in which we do business, the state generally retains ownership of the minerals and consequently retains control of, and in many cases participates in, the
exploration and production of hydrocarbon reserves. Accordingly, operations outside the United States may be materially affected by host governments through royalty
payments, export taxes and regulations, surcharges, value added taxes, production bonuses and other charges.
 

Almost all of our proven reserves are located offshore of the Republic of Gabon. As of December 31, 2005, we carried a gross investment of approximately $52.7
million on our balance sheet associated with the Etame field ($35.7 million net of accumulated depletion, depreciation and amortization costs). We have operated in Gabon
since 1995 and believe we have good relations with the current Gabonese government. However, there can be no assurance that present or future administrations or
governmental regulations in Gabon will not materially adversely affect our operations or cash flows.
 

Competitive industry conditions may negatively affect our ability to conduct operations.
 

We operate in the highly competitive areas of oil exploration, development and production. We compete for the acquisition of exploration and production rights in oil and
gas properties from foreign governments and from other oil and gas companies. These properties include exploration prospects as well as properties with proved reserves.
Factors that affect our ability to compete in the marketplace include:
 
 •  our access to the capital necessary to drill wells and acquire properties;
 
 •  our ability to acquire and analyze seismic, geological and other information relating to a property;
 
 •  our ability to retain the personnel necessary to properly evaluate seismic and other information relating to a property;
 
 •  the location of, and our ability to access, platforms, pipelines and other facilities used to produce and transport oil and gas production; and
 
 •  the standards we establish for the minimum projected return on an investment of our capital.
 

Our competitors include major integrated oil companies and substantial independent energy companies, many of which possess greater financial, technological,
personnel and other resources than we do. Our competitors may use superior technology which we may be unable to afford or which would require costly investment by us in
order to compete.
 

Compliance with environmental and other government regulations could be costly and could negatively impact production.
 

The laws and regulations of the United States and Gabon regulate our business. Our operations could result in liability for personal injuries, property damage, oil spills,
discharge of hazardous materials, remediation and clean-up costs and other environmental damages. In addition, we could be liable for environmental damages caused by,
among others, previous property owners or operators. As a result, substantial liabilities to third parties or governmental entities may be incurred, the payment of which could
have a material adverse effect on our financial condition, results of operations and liquidity.
 

These laws and governmental regulations, which cover matters including drilling operations, taxation and environmental protection, may be changed from time to time in
response to economic or political conditions and could have a significant impact on our operating costs, as wells as the oil and gas industry in general. In addition,
 

12



Table of Contents

Index to Financial Statements

the Company is subject to International Finance Corporation environmental guidelines published by the World Bank. While we believe that we are currently in compliance with
environmental laws and regulations applicable to our operations in Gabon and the U.S., including those required by the International Finance Corporation, no assurances can be
given that we will be able to continue to comply with such environmental laws and regulations without incurring substantial costs.
 

If our assumptions underlying accruals for abandonment costs are too low, we could be required to expend greater amounts than expected.
 

Almost all of our producing properties are located offshore. The costs to abandon offshore wells may be substantial. For financial accounting purposes, we adopted
Statement of Financial Accounting Standards 143, – Accounting for Asset Retirement Obligations on January 1, 2003. This Statement requires that the fair value of a liability for
an asset retirement obligation be recognized in the period in which it is incurred by capitalizing it as part of the carrying amount of the long-lived assets. No assurances can be
given that such reserves will be sufficient to cover such costs in the future as they are incurred.
 

From time to time we may hedge a portion of our production, which may result in our making cash payments or prevent us from receiving the full benefit of increases in
prices for oil and gas.

 
We may reduce our exposure to the volatility of oil and gas prices by hedging a portion of our production. Hedging also prevents us from receiving the full advantage of

increases in oil or gas prices above the maximum fixed amount specified in the hedge agreement. In a typical hedge transaction, we have the right to receive from the hedge
counterparty the excess of the maximum fixed price specified in the hedge agreement over a floating price based on a market index, multiplied by the quantity hedged. If the
floating price exceeds the maximum fixed price, we must pay the counterparty this difference multiplied by the quantity hedged even if we had insufficient production to cover
the quantities specified in the hedge agreement. Accordingly, if we have less production than we have hedged when the floating price exceeds the fixed price, we must make
payments against which there are no offsetting sales of production. If these payments become too large, the remainder of our business may be adversely affected. In addition,
our hedging agreements expose us to risk of financial loss if the counterparty to a hedging contract defaults on its contract obligations.
 

We rely on our senior management team and the loss of a single member could adversely affect our operations.
 

We are highly dependent upon our executive officers and key employees, particularly Messrs. Gerry and Scheirman. The unexpected loss of the services of any of these
individuals could have a detrimental effect on us. We do not maintain key man life insurance on any of our employees.
 

We rely on a single purchaser of our Gabon production, which could have a material adverse effect on our results of operations.
 

We sell all of our crude oil production in Gabon to Trafigura Beheer B.V. The loss of Trafigura as a purchaser of our Gabon production could force the shut in of our
Gabon production until the purchaser is replaced, and could have a material adverse effect on our results of operations.
 

There are inherent limitations in all control systems, and misstatements due to error or fraud that could seriously harm our business may occur and not be detected.
 

Our management, including our Chief Executive Officer and Chief Financial Officer, does not expect that our internal controls and disclosure controls will prevent all
possible error and all fraud. A control system, no matter how well conceived and operated, can provide only reasonable, not absolute, assurance that the objectives of the
control system are met. In addition, the design of a control system must reflect the fact that there are
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resource constraints and the benefit of controls must be relative to their costs. Because of the inherent limitations in all control systems, an evaluation of controls can only
provide reasonable assurance that all material control issues and instances of fraud, if any, in our company have been detected. These inherent limitations include the realities
that judgments in decision-making can be faulty and that breakdowns can occur because of simple error or mistake. Further, controls can be circumvented by the individual acts
of some persons or by collusion of two or more persons. The design of any system of controls is based in part upon certain assumptions about the likelihood of future events,
and there can be no assurance that any design will succeed in achieving its stated goals under all potential future conditions. Because of inherent limitations in a cost-effective
control system, misstatements due to error or fraud may occur and not be detected. A failure of our controls and procedures to detect error or fraud could seriously harm our
business and results of operations.
 
 Item 1B. Unresolved Staff Comments
 

None.
 
 Item 2. Properties
 

Gabon
 
Etame Marin
 

VAALCO has an interest in a 1,186 square mile offshore block in Gabon, the Etame Marin Block where it signed a production sharing contract in 1995. The block
contains five discoveries including the Etame field, which is on production, the Avouma and Ebouri discoveries and two former Gulf Oil Company discoveries, the North and
South Tchibala discoveries. These discoveries consist of subsalt reservoirs that lie 20 miles offshore in approximately 250 feet of water depth.
 

VAALCO operates the Etame block on behalf of a consortium of companies. At December 31, 2005, VAALCO owned a 30.35% interest in the production-sharing
contract covering the Etame Block, a 28.1% interest in the development area surrounding the Etame field development and a 30.35% interest in the development area
surrounding the Avouma/South Tchibala discoveries. The development areas are subject to a 7.5% back-in by the Government of Gabon, which occurred for the Etame field
upon commencement of production.
 

The Etame consortium approved the development of Etame field in 2001. An application for commerciality was filed with the government of Gabon, and in November
2001, the consortium was awarded a 19 square mile exploitation area surrounding the field. The exploitation area has a term of up to 20 years (through 2021).
 

The Etame field has been developed in two phases. The Phase 1 development consisted of completing three subsea wells connected to a Floating Production, Storage
and Offloading vessel (“FPSO”) at a cost of approximately $57.3 million ($17.4 million net to the Company).
 

The Phase 2 Etame field development plan was submitted to the Gabon government for approval in October 2003. The Company drilled two new development wells (the
Etame-5H well in 2004 and the Etame 6H well in 2005). The cost of adding the Etame 5H and 6H wells was approximately $60.0 million ($18.2 million net to the Company)
and included laying two new flowlines and umbilicals from the well sites to the FPSO onsite in the Etame field.
 

The Company has sold a total of 19.3 million gross bbls (4.4 million net bbls) since field startup through December 31, 2005. During 2005, the Etame field produced
approximately 6.9 million gross bbls (1.6 million net bbls). Production continues at rates of approximately 17,500 BOPD as of the date of this filing.
 

In April 2005, a development plan for the joint development of the Avouma and South Tchibala discoveries was approved by the Gabon government. The Company was
awarded a 20 square mile exploitation area which has a term of twenty years (until 2025). The Company plans to drill two development wells from a platform. The
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two development wells are expected to be tied back to the Etame FPSO via a pipeline. The platform is currently under construction in Louisiana and is expected to be installed
during the summer of 2006. First production is anticipated for the fourth quarter of 2006. The budget for the development of the Avouma field is $102.0 million ($31.0 net to
the Company).
 

The Company drilled the Ebouri discovery well to total depth in January 2004. The well resulted in a new Gamba sand discovery logging 46 feet of oil pay in a 55 foot
Gamba sand. Two sidetracks were performed to delineate the discovery, each of which logged a comparable amount of oil pay in the Gamba. The Company has recently
completed processing new seismic data acquired in 2005 over the Ebouri discovery. Based on the results of the seismic data and the well results, a development plan for the
Ebouri discovery is currently being prepared for submission to the Gabon government later in 2006.
 
Mutamba Iroru
 

In November 2005, the Company signed a production sharing contract for the Mutamba Iroru block onshore Gabon. The five year contract awards the Company
exploration rights to approximately 270,000 acres along the central coast of Gabon. The block was previously held by Shell Gabon. The Company is currently gathering data
from past operators of the area for interpretation and prospect delineation. The Company currently has a 100% interest in the Mutamba Iroru block.
 

Domestic Properties
 

The Company has interests in seven producing wells in Brazos County, Frio County and Dimmit County, Texas producing from the Buda/Georgetown formations. The
Company also owns certain non-operated interests in Ship Shoal areas of the Gulf of Mexico. During 2005 the wells produced approximately 2,300 bbls of oil and 17 million
cubic feet of gas net to the Company. No capital expenditures are anticipated in 2006 for these properties.
 
Aggregate Production
 

Aggregate production data (net to the Company) for all of the Company’s operations for the years 2005 and 2004 are shown below. The production figures exclude
discontinued operations:
 

Company Owned Production
 

   

Year Ended December 31,

   

2005

  

2004

  

2003

   

BOE

  

Bbl

  

Mcf

  

BOE

  

Bbl

  

Mcf

  

BOE

  

Bbl

  

Mcf

Average Daily Production
(Oil in BOPD, gas in MCFD)   4,488  4,480  47  4,036  4,026  59  3,393  3,370  139
Average Sales Price ($/unit)   52.02  52.04  6.88  38.36  38.37  5.63  28.54  28.54  5.50
Average Production Cost ($/unit)   6.46  6.46  1.08  6.74  6.74  1.12  7.24  7.24  1.21
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RESERVE INFORMATION
 

A reserve report as of December 31, 2005 has been opined on by Netherland Sewell & Associates, independent petroleum engineers. There have been no estimates of
total proved net oil or gas reserves filed with or included in reports to any federal authority or agency other than the Commission since the beginning of the last fiscal year. The
reserves are located in Gabon and in Texas (onshore and offshore).
 

   

As of December 31,

 

   

2005

  

2004

  

2003

 
Crude Oil              
Proved Developed Reserves (MBbls)    5,326   4,738   6,492(1)
Proved Undeveloped Reserves (MBbls)    2,501   3,996   2,519 
       

Total Proved Reserves (MBbls)    7,827   8,734   9,011 
       
Natural Gas              
Proved Developed Reserves (MMcf)    21   54   140 
Proved Undeveloped Reserves (MMcf)    —     —     —   
       

Total Proved Reserves (MMcf)    21   54   140 
       
Standard measure of proved reserves   $161,209  $123,321  $101,610 
       

(1) – Includes 351 Mbbls in the Philippines which was sold in February 2004
 

The following tables set forth the net proved reserves of the Company as of December 31, 2005 and 2004, and the changes during such periods.
 

   

Oil (MBbls)

  

Gas (MMcf)

 
PROVED RESERVES:        
BALANCE AT JANUARY 1, 2003   5,453  77 

Production   (1,266) (51)
Revisions   4,824  114 

    
BALANCE AT DECEMBER 31, 2003   9,011  140 

Production   (1,469) (22)
Revisions   96  (64)
Additions   1,447  —   
Sale of reserves in place   (351) —   

    
BALANCE AT DECEMBER 31, 2004   8,734  54 

Production   (1,635) (17)
Revisions   728  (16)

    
BALANCE AT DECEMBER 31, 2005   7,827  21 
    

   

Oil (MBbls)

  

Gas
(MMcf)

 
PROVED DEVELOPED RESERVES:        

Balance at December 31, 2002   3,467  77 
Balance at December 31, 2003   6,492  140 
Balance at December 31, 2004   4,738  54 
Balance at December 31, 2005   5,326  21 

 
The Company maintains a policy of not booking proved reserves on discoveries until such time as a development plan has been prepared and approved by the

Company’s partners in the discovery. Furthermore, if a government agreement that the reserves are commercial is required to develop the field, this approval must have been
received prior to booking any reserves.
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In 2004, the Company made two discoveries offshore Gabon, the Ebouri and the Avouma discoveries. The Avouma discovery is adjacent to a previous discovery known
as the South Tchibala discovery. The Company has received approval of the Avouma/South Tchibala joint development plan from the Gabon government and booked additions
to proven reserves of 1,447,000 bbls for the South Tchibala/Avouma field offshore Gabon in at year-end 2004.
 

For the Ebouri discovery, because of the decision to participate in a seismic shoot over Ebouri and other areas in the northern part of the Etame Block, the Company did
not request any approvals for the development of the Ebouri discovery from its partners or the government, pending the results of the seismic. Therefore, the Company has not
booked any reserves for the Ebouri discovery at December 31, 2005. The Company is preparing a development plan for Ebouri to be filed with the Gabon government in 2006.
The Company also has not booked any reserves associated with the North Tchibala discovery on the Etame block.
 

There are numerous uncertainties inherent in estimating quantities of proved reserves and in projecting future rates of production and timing of development
expenditures, including many factors beyond the control of the Company. Reserve engineering is a subjective process of estimating underground accumulations of oil and gas
that cannot be measured in an exact manner and the accuracy of any reserve estimate is a function of the quality of available data and of engineering and geological
interpretation and judgment. The quantities of oil and gas that are ultimately recovered, production and operating costs, the amount and timing of future development
expenditures and future oil and gas sales prices may all differ from those assumed in these estimates. The standardized measure of discounted future net cash flow should not be
construed as the current market value of the estimated oil and natural gas reserves attributable to the Company’s properties. The information set forth in the foregoing tables
includes revisions for certain reserve estimates attributable to proved properties included in the preceding year’s estimates. Such revisions are the result of additional information
from subsequent completions and production history from the properties involved or the result of a decrease (or increase) in the projected economic life of such properties
resulting from changes in product prices. Moreover, crude oil amounts shown for Gabon are recoverable under a service contract and the reserves in place remain the property
of the Gabon government.
 

In accordance with the guidelines of the Securities and Exchange Commission, the Company’s estimates of future net cash flow from the Company’s properties and the
present value thereof are made using oil and gas contract prices in effect as of year end and are held constant throughout the life of the properties except where such guidelines
permit alternate treatment, including the use of fixed and determinable contractual price escalations. In Gabon, the price was $56.80 per bbl representing a $1.41 discount to the
spot price of Dated Brent Crude at December 31, 2005. In Texas, the price was $54.61 per barrel of oil and $9.07 per Mcf of gas. See Supplemental Information on Oil and Gas
Producing Properties for certain additional information concerning the proved reserves of the Company.
 
Drilling History
 

The Company participated in one exploration well and one development well in Gabon during 2005.
 

   

United States

  

International

   

Gross

  

Net

  

Gross

  

Net

Wells Drilled

  

2005

  

2004

  

2003

  

2005

  

2004

  

2003

  

2005

  

2004

  

2003

  

2005

  

2004

  

2003

Exploration Wells                                     
Productive   0.0  0.0  0.0  0.0  0.0  0.0  0.0  2.0  0.0  0.00  0.61  0.0
Dry   0.0  0.0  0.0  0.0  0.0  0.0  1.0  0.0  0.0  0.30  0.00  0.0

Production Wells                                     
Productive   0.0  0.0  0.0  0.0  0.0  0.0  1.0  1.0  0.0  0.28  0.28  0.0
Dry   0.0  0.0  0.0  0.0  0.0  0.0  0.0  0.0  0.0  0.00  0.00  0.0

                         
Total Wells   0.0  0.0  0.0  0.0  0.0  0.0  2.0  3.0  0.0  0.58  0.89  0.0
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Acreage and Productive Wells
 

Below is the total acreage under lease and the total number of productive oil and gas wells of the Company as of December 31, 2005:
 

   

United States

  

International

   

Gross

  

Net (1)

  

Gross

  

Net (1)

   (In thousands except wells)
Developed acreage   8.9  1.2  25.0  7.0
Undeveloped acreage   0.0  0.0  1,004.3  493.1
Productive gas wells   2  0.4  0  0
Productive oil wells   11  1.8  4  1.1

(1) Net acreage and net productive wells are based upon the Company’s working interest in the properties.
 
Office Space
 

The Company leases its offices in Houston, Texas (approximately 8,000 square feet) and in Port Gentil, Gabon (approximately 6,000 square feet), which management
believes are suitable and adequate for the Company’s operations.
 
Available Information
 

Our Annual Reports on Form 10-K, Quarterly Reports on Form 10-Q, Current Reports on Form 8-K and amendments to those reports filed or furnished pursuant to
Section 13(a) or 15(d) of the Exchange Act are made available free of charge on our website at http://www.vaalco.com as soon as reasonably practicable after we electronically
file such material with, or furnish it to, the SEC.
 
 Item 3. Legal Proceedings
 

The Company is currently not a party to any material litigation.
 
 Item 4. Submission of Matters to a Vote of Security Holders
 

None.
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 PART II
 
 Item 5. Market for Common Equity and Related Stockholder Matters
 
General
 

Since July 2004, the Company’s common stock has traded on the American Stock Exchange under the symbol EGY. Prior to such time the Company’s common stock
traded on the OTCBB under the symbol VEIX. The following table sets forth the range of high and low sales prices of the common stock for the periods indicated and the high
and low bid prices on the OTCBB. OTCBB quotations represent adjusted prices between dealers, do not include retail markups, markdowns or commissions and do not
necessarily represent actual transactions.
 
Period

  

High

  

Low

2004:         
First Quarter   $2.25  $1.55
Second Quarter    2.01   1.79
Third Quarter    5.51   1.88
Fourth Quarter    5.39   3.83
2005:         
First Quarter   $5.09  $3.60
Second Quarter    4.06   3.10
Third Quarter    4.88   3.49
Fourth Quarter    4.24   3.07
2006:         
First Quarter (through March 1, 2006)   $7.30  $4.40
 

On February 28, 2006 the last reported sale price of the common stock on the American Stock Exchange was $6.55 per share.
 

As of February 28, 2005 there were approximately 16,000 holders of record of the Company’s common stock.
 
Dividends
 

The Company has not paid cash dividends and does not anticipate paying cash dividends on the common stock in the foreseeable future.
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 Item 6. Selected Financial Data
 

The following table sets forth, as of the dates and for the periods indicated, selected financial information about the Company. The financial information for each of the
five years in the period ended December 31, 2005 has been derived from the Company’s audited Consolidated Financial Statements for such periods. The information should be
read in conjunction with “Management’s Discussion and Analysis of Financial Condition and Results of Operations” and the Consolidated Financial Statements and Notes
thereto. The following information is not necessarily indicative of the Company’s future results.
 

VAALCO ENERGY COMPANY
SELECTED HISTORICAL FINANCIAL INFORMATION

(In thousands, except per share amounts)
 

   

Years Ended December 31,

 

   

2005

  

2004

  

2003

  

2002

  

2001

 
Revenues:                      

Oil and gas sales   $84,935  $56,502  $35,481  $9,359  $ 808 
Gain on sale of assets    —     —     —     12   215 

       
Total revenues    84,935   56,502   35,481   9,371   1,023 

Operating costs and expenses:                      
Production expenses    10,584   9,958   8,969   2,414   256 
Exploration expense    2,709   267   2,096   240   434 
Depreciation, depletion and amortization    5,369   4,749   5,785   2,124   1,176 
General and administrative expenses    2,696   1,260   2,007   1,496   1,013 

       
Total operating costs and expenses    21,358   16,234   18,857   6,274   2,879 

       
Operating income    63,577   40,268   16,624   3,097   (1,856)

Other income (expense):                      
Interest income    1,099   265   80   137   313 
Interest expense    (418)  (485)  (2,630)  (828)  —   
Other, net    131   22   —     (15)  (953)

       
Total other income (expense)    812   (198)  (2,550)  (706)  (640)

       
Income from continuing operations before taxes, minority interest and cumulative effect of accounting

change    64,389   40,070   14,074   2,391   (2,496)
Income tax expense    31,491   11,972   5,514   1,385   —   
       
Income from continuing operations before minority interest and cumulative effect of accounting change    32,898   28,098   8,560   1,006   (2,496)
Minority interest in earnings of subsidiaries    (3,647)  (3,069)  (1,306)  (341)  —   
       
Income from continuing operations    29,251   25,029   7,254   665   (2,496)
Discontinued operations:                      

Loss from discontinued operations before income taxes (including loss on disposal of $125 in 2004)    (69)  (327)  (244)  (209)  (537)
Income taxes    —     (1,764)  209   11   66 

       
Loss on discontinued operations (1)    (69)  (2,091)  (35)  (220)  (603)

       
Cumulative effect of accounting change (2)    —     —     1,717   —     —   
       
Net income   $29,182  $22,938  $ 8,936  $ 445  $(3,099)
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Years Ended December 31,

 

   

2005

  

2004

  

2003

  

2002

  

2001

 
Basic income per common share from continuing operations before cumulative effect of accounting change   $ 0.56  $ 0.94  $ 0.34  $ 0.03  $ (0.12)
Loss from discontinued operations    —     (0.08)  —     (0.01)  (0.03)
Cumulative effect of accounting change    —     —     0.08   —     —   
         
Basic income per common share   $ 0.56  $ 0.86  $ 0.42  $ 0.02  $ (0.15)
         
Diluted income per common share from continuing operations before cumulative effect of accounting

change   $ 0.50  $ 0.43  $ 0.13  $ 0.01  $ (0.12)
Loss from discontinued operations    —     (0.04)  —     —     (0.03)
Cumulative effect of accounting change    —     —     0.03   —     —   
         
Diluted income per common share   $ 0.50  $ 0.39  $ 0.16  $ 0.01  $ (0.15)
         
Basic weighted average common shares outstanding    51,772   26,604   21,237   20,778   20,745 
         
Diluted weighted average common shares outstanding    58,253   58,157   55,355   53,992   20,745 
         

   

As of December 31,

 

   

2005

  

2004

  

2003

  

2002

  

2001

 
Balance Sheet Data                      
Cash and cash equivalents   $43,880  $27,574  $22,995  $ 7,724  $ 9,804 
Working capital    48,999   26,010   8,552   11,279   5,070 
Net property and equipment    37,198   26,349   16,609   21,296   7,871 
Total assets    98,162   68,371   46,367   48,563   19,190 
Total debt    1,500   3,750   7,000   18,376   —   
Total liabilities    14,061   16,427   20,416   32,684   9,062 
Stockholders’ equity    78,315   47,808   24,554   15,198   10,115 

(1) In February 2004, the Company sold all of its assets in the Philippines and incurred a net loss on discontinued operations in that year of $2.1 million. Prior years have been
restated to reflect the discontinued operations.

 
(2) Effective January 1, 2003, the Company adopted SFAS 143 and recorded a cumulative effect of the change in accounting principle as an increase in earnings of $1.7

million.
 
 Item 7. Management’s Discussion and Analysis of Financial Condition and Results of Operations
 
INTRODUCTION
 

The Company’s results of operations are dependent upon the difference between prices received for its oil and gas production and the costs to find and produce such oil
and gas. Oil and gas prices have been and are expected in the future to be volatile and subject to fluctuations based on a number of factors beyond the control of the Company.
 

The Company operates the Etame field on behalf of a consortium of five companies offshore of the Republic of Gabon. The Phase 1 development of the field occurred in
2002 and consisted of completing three wells producing into an FPSO. The Phase 2 development commenced in 2004 and consisted of adding two wells to the Etame field, one
in 2004 and one in 2005.
 

In 2006, the Company will jointly develop the Avouma/South Tchibala discoveries by setting a platform and tying the field back to the FPSO via a pipeline. The
platform in currently under construction in Louisiana and will be installed during the summer of 2006, with first production expected in the fourth quarter of 2006.
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The Company’s results of operations and financial condition are affected by currency exchange rates. While oil sales are denominated in U.S. dollars, portions of the
operating costs in Gabon are denominated in the local currency. An increase in the exchange rate of the local currency to the dollar will have the effect of increasing operating
costs while a decrease in the exchange rate will reduce operating costs. The Gabon local currency is tied to the Euro. The exchange rate between the Euro and the U.S. dollar
has fluctuated widely in response to international political conditions, general economic conditions and other factors beyond our control. The Euro appreciated substantially
against the U.S. dollar in 2003 and 2004, while in 2005 the U.S. dollar appreciated against the Euro.
 

A substantial portion of the Company’s oil production is located offshore Gabon. In Gabon, the Company produces into a 1.1 million barrel FPSO and sells cargos to
Trafigura Beheer, B.V. at spot market prices.
 
CRITICAL ACCOUNTING POLICIES
 

The following describes the critical accounting policies used by VAALCO in reporting its financial condition and results of operations. In some cases, accounting
standards allow more than one alternative accounting method for reporting, such is the case with accounting for oil and gas activities described below. In those cases, the
Company’s reported results of operations would be different should it employ an alternative accounting method.
 
SUCCESSFUL EFFORTS METHOD OF ACCOUNTING FOR OIL AND GAS ACTIVITIES
 

The SEC prescribes in Regulation S-X the financial accounting and reporting standards for companies engaged in oil and gas producing activities. Two methods are
prescribed: the successful efforts method and the full cost method. Like many other oil and gas companies, the Company has chosen to follow the successful efforts method.
Management believes that this method is preferable, as the Company has focused on exploration activities wherein there is risk associated with future success and as such
earnings are best represented by attachment to the drilling operations of the Company. Costs of successful wells, development dry holes and leases containing productive
reserves are capitalized and amortized on a unit-of-production basis over the life of the related reserves.
 

For financial accounting purposes the Company adopted SFAS 143 – Accounting for Asset Retirement Obligations on January 1, 2003. This Statement requires that the
fair value of a liability for an asset retirement obligation be recognized in the period in which it is incurred by capitalizing it as part of the carrying amount of the long-lived
assets. Other exploration costs, including geological and geophysical expenses applicable to undeveloped leasehold, leasehold expiration costs and delay rentals are expensed as
incurred.
 

In accordance with accounting under successful efforts, the Company reviews proved oil and gas properties for indications of impairment whenever events or
circumstances indicate that the carrying value of its oil and gas properties may not be recoverable. When it is determined that an oil and gas property’s estimated future net cash
flows will not be sufficient to recover its carrying amount, an impairment charge must be recorded to reduce the carrying amount of the asset to its estimated fair value. This
may occur if a field discovers lower than anticipated reserves or if commodity prices fall below a level that significantly effects anticipated future cash flows on the field.
 
SUSPENDED WELL COSTS
 

FASB Statement No. 19—Under the “successful efforts” method of accounting used by the Company for its oil and gas exploration and development costs, all
expenditures related to exploration, with the exception of costs of drilling exploratory wells are charged to expense as incurred. The costs of exploratory wells are capitalized on
the balance sheet pending determination of whether commercially producible oil and gas reserves have been discovered. If the determination is made that a well did not
encounter potentially economic oil and gas quantities, the well costs are charged to expense. These determinations are re-evaluated quarterly.
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For capitalized exploration drilling costs, if it is determined that a development plan is feasible, and the development plan is approved by the Gabon government, costs
associated with the exploratory wells will be transferred along with the costs spent on the development to “wells, platforms and other production facilities” at the time of first
production. The costs will subsequently be amortized on a unit of production based method over the life of the reserves as they are produced. In the event it were determined
that the discoveries are not commercial, the costs of the exploratory wells would be expensed.
 

For offshore exploratory discoveries, it is not unusual to have exploratory well costs remain suspended while additional appraisal and engineering work on the potential
oil and gas field is performed and regulatory and government approvals are sought. In Gabon, the government must approve the commerciality of the reserves, assign a
development area and approve a formal development plan prior to a field being developed.
 

On April 4, 2005, the Financial Accounting Standards Board (“FASB”) issued FASB Staff Position No. FAS 19-1 (“FSP FAS 19-1”), which addressed a discussion that
was ongoing within the oil industry regarding capitalization of costs of drilling exploratory wells. Paragraph 19 of FASB Statement No. 19, Financial Accounting and Reporting
by Oil and Gas Producing Companies (“FASB No. 19”), requires costs of drilling exploratory wells to be capitalized pending determination of whether the well has found
proved reserves. If the well has found proved reserves, the capitalized costs become part of the entity’s wells, equipment, and facilities. If, however, the well has not found
proved reserves, the capitalized costs of drilling the well are expensed. Questions arose in practice about the application of this guidance due to changes in oil and gas
exploration processes and lifecycles. The issue was whether there are circumstances that would permit the continued capitalization of exploratory well costs if reserves cannot
be classified as proved within one year following the completion of drilling, other than when additional exploration wells are necessary to justify major capital expenditures and
those wells are underway or firmly planned for the near future. FSP FAS 19-1 amends FASB No. 19 to allow for the continued capitalization of suspended well costs when the
well has found a sufficient quantity of reserves to justify its completion as a producing well and the enterprise is making sufficient progress assessing the reserves and the
economic and operating viability of the plan. The issuance of this amendment did not result in an adjustment to the Company’s suspended well costs.
 

The Company had $6.5 million of suspended well costs associated with exploration wells at Avouma and Ebouri in Gabon at December 31, 2005, which is being carried
as work in progress. In February 2005, the Company received approval to declare the Avouma reserves commercial from the Gabon government and in April 2005 the Gabon
government approved a joint development plan for the Avouma/South Tchibala discoveries, and assigned a twenty year development area. Construction of the platform
facilities to develop Avouma/South Tchibala is ongoing.
 

For Ebouri, the Company acquired new seismic data over the discovery in January 2005 and completed processing of the seismic in December 2005. Based on the results
of the seismic data, the Company believes the discovery is commercial and intends to seek government approval of commerciality of the discovery, file for a development area
and submit a development plan in 2006.
 
CAPITAL RESOURCES AND LIQUIDITY
 
Cash Flows
 

Net cash provided by operating activities for 2005 was $35.9 million, as compared to $22.8 million in 2004 and $22.6 million in 2003. Net cash provided by operations in
2005 consisted of net income of $29.2 million, non-cash depreciation, depletion and amortization of $5.4 million and add back of non-cash exploration expense of $2.7 million
associated with the Avouma South exploration well. Working capital, other than cash, decreased $5.0 million in 2005, primarily associated with Gabon operations. A non-cash
add back of $3.6 million was associated with minority interest in VAALCO Gabon (Etame), Inc.
 

Net cash provided by operations in 2004 included net income of $22.9 million, non-cash depreciation, depletion and amortization of $4.8 million and working capital
decreases net of taxes payable of $8.4 million,
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which was primarily associated with Gabon operations. Non cash exploration expense added 0.3 million and non-cash loss on the sale of the Philippines assets added back $0.2
million. Also, a non-cash add back of $3.1 million was associated with minority interests in Gabon.
 

Net funds provided by operations in 2003 included net income of $8.9 million, non-cash depreciation, depletion and amortization of $5.9 million and working capital
increases of $4.1 million, which was primarily as a result of operations in the Etame field. Net funds provided by operations also included the add back of non-cash exploration
expense of $1.8 million associated with the write off of the Etame 2V well in Gabon and certain acreage acquired prior to 2003, and non-cash add back of $1.3 million of
minority interest expense, as well as non-cash compensation expense of $0.4 million, non-cash amortization of debt discount adding back $1.6 million and the cumulative effect
of accounting change use of $1.7 million.
 

Net cash used in investing activities for 2005 was $16.7 million compared to $14.7 net cash used in investing activities in 2004 and $6.0 million provided by investing
activities in 2003. In 2005, the primary components of the $13.3 million of cash used for property and equipment were $6.9 million to drill the Etame 6H development well,
$5.6 million to commence construction of the Avouma platform and $0.8 million to add a gas lift compressor to the FPSO. The Company also used $2.7 million to drill the
Avouma South exploration well. In 2004, the Company invested $9.7 million to fund its share of the Phase 2 development of the Etame Block, and $4.6 million to drill the
Ebouri and Avouma exploration wells. The Ebouri and Avouma wells were subsequently suspended as discovery wells in 2004. An additional amount of $1.2 million was used
for discontinued operations transaction expense in 2004 and a net of $1.0 million was sourced from funds in escrow. In 2003, the Company added to its investment in Gabon by
participating in the Ebouri exploration well, which was classified as work in progress at year end 2003 and finished drilling in 2004. The Company received $7.9 million net
funds in escrow.
 

In 2005, net cash used in financing activities was $2.9 million consisting of $2.3 million of debt repayment and $2.0 million of distributions to a minority interest holder,
offset by $1.4 million of proceeds from the issuance of common stock. In 2004, net cash used by financing activities was $3.5 million, consisting of $3.3 million in debt
repayment and $0.6 million in distributions to a minority interest holder, which was offset by $0.3 million proceeds from the issuance of common stock. In 2003, net cash used
by financing activities was $13.3 million consisting primarily of $13.0 million of debt reduction and $0.3 million of distributions to a minority interest holder.
 
Capital Expenditures
 

During 2005, the Company spent $6.9 million to drill and hookup the Etame 6H well, $5.6 million on Avouma platform design and construction and $0.8 on gas lift
compressor installation on the FPSO and other FPSO modifications. During 2004, the Company spent $9.7 million on activities associated with the Etame Phase 2 development
program, and $4.6 million on the Ebouri and Avouma exploration wells. During 2003, the Company spent $1.9 million on activities associated with the Phase 2 development
and to commence the drilling of an exploration well. During 2006, the Company anticipates spending $26.4 million for its share of the development of the Avouma field. The
Company may also participate in other exploration activities in Gabon or the North Sea, although no projects have been firmly designated at the time of this filing.
 

Historically, the Company’s primary sources of capital resources has been from cash flows from operations, private sales of equity, borrowings and purchase money
debt. On December 31, 2005, the Company had cash balances of $43.9 million. The Company believes that this cash balance combined with cash flow from operations will be
sufficient to fund the Company’s 2006 capital expenditure budget of approximately $26.4 million to develop the Avouma field and additional investments in working capital
resulting from potential growth. As operator of Etame field the Company enters into project related activities on behalf of its working interest partners. The Company generally
obtains advances from it partners prior to significant funding commitments.
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To fund its share of the Phase 1 Etame field development costs, on April 19, 2002, the Company entered into a $10.0 million credit facility with the International Finance
Corporation (“IFC”), a subsidiary of the World Bank. During the year ended December 31, 2005 the Company repaid $2.25 million of the loan as called for under the facility
repayment schedule and had a remaining due to $1.5 million at December 31, 2005.
 

In June 2005, the Company executed a loan agreement for a $30.0 million revolving credit facility secured by the assets of the Company’s Gabon subsidiary. The facility
will be utilized to finance a portion of the Avouma and Ebouri field development activities. The facility extends through June 2008 at which point it can be extended, or
converted to a term loan. This facility became effective during the first quarter of 2006. This facility replaced the existing term credit facility, which was repaid on February 15,
2006 in connection with a borrowing from this revolving facility. The Company will incur a charge of $159,000 to write off capitalized finance charges associated with the early
repayment of the term credit facility in the first quarter of 2006.
 
Contractual Obligations
 

In addition to its lending relationships and obligations, the Company has contractual obligations under operating leases. The table below summarizes these obligations
and commitments at December 31, 2005:
 
Payment Period
 

(in thousands)

  

2006

 

2007

  

2008

  

Thereafter

Long term debt1   $ 1,250 $ 250  —    —  
Interest on long term debt    512  4  —    —  
Operating leases    19,5583  17,584  16,038  28,720

1. The Company refinanced the long term debt on February 15, 2006.
 
2. Interest is based on rates and principal payments in effect at 12/31/2005
 
3. The Company is Guarantor of a lease for an FPSO utilized in Gabon, which represents $78.5 million of the total obligations. The Company can cancel the lease anytime

after September 7, 2010, with 12 month prior notice. Approximately 72% of the payment is co-guaranteed by the Company’s partners in Gabon.
 

In addition to the contractual obligations described above, the Company is required to spend $2.1 million for its share of an exploration well on the Etame block by
July 6, 2009 and $4.0 million for it share of an exploration well on the Mutamba Iroru block by November 11, 2008.
 
RESULTS OF OPERATIONS
 
Year Ended December 31, 2005 Compared to Years Ended December 31, 2004 and 2003
 

Amounts stated hereunder have been rounded to the nearest $100,000.
 
Revenues
 

Total oil and gas sales for 2005 were $84.9 million as compared to $56.5 and $35.5 million for 2004 and 2003. In 2005, the Company sold 1,633,000 net bbls at an
average price of $52.04 from the Etame field in Gabon. Revenues from Texas amounted to $0.2 million. In 2004, the Company sold 1,467,000 net bbls at an average price of
$38.36 per barrel from the Etame field in Gabon. Revenues from Texas in 2004 were approximately $0.25 million. Revenues in 2003 were predominately from production from
the Etame field, where the Company sold 1,227,000 net bbls at an average price of $28.54 per barrel. Revenues from Texas in 2003 were approximately $0.4 million. The
increased oil volumes from Etame in 2005 versus 2004 were due to the addition of the Etame 6H Phase 2 development well completed in July 2005. The increased oil volumes
from
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Etame in 2004 versus 2003 were due to the addition of the Etame 5H Phase 2 development well completed in August 2004.
 
Operating Costs and Expenses
 

Production expenses for 2005 were $10.6 million as compared to $10.0 and $9.0 million for 2004 and 2003. In 2005, operating expenses increased due to higher support
vessel charges associated with crude oil liftings, and an increase in the FPSO lease rate due to addition of the gas lift compressor. In 2004, operating expenses increases for the
Etame field due to the devaluation of the dollar versus the Euro. Personnel costs for manning the FPSO are Euro based.
 

Exploration costs for 2005 were $2.7 million as compared to $0.3 and $2.1 million for 2004 and 2003. In 2005, exploration expenditures were associated with the
Avouma South exploration well, which did not encounter hydrocarbons and was plugged and abandoned. In 2004, exploration expenditures were associated with seismic
processing and interpretation activities in Gabon. Exploration costs in 2003 included of a $1.5 million write off of the Etame 2V well, which had previously been carried as
work in progress, and the $0.3 million write off of certain leases that expired in Alabama and Mississippi. In 2003, exploration expense also included $0.3 million for seismic
reprocessing in Gabon.
 

Depreciation, depletion and amortization expense was $5.4 million for 2005, and was $4.7 million and $5.8 million for 2004 and 2003 respectively. Depletion increased
in 2005 versus 2004 primarily due to higher production rates. Depletion in 2004 was lower than in 2003 at the Etame field due to the increase in reserves booked at year end
2003. Depletion in 2003 included Etame production accounting for $5.6 million of the year’s total. The $0.2 million balance was associated with the Texas wells.
 

General and administrative expenses for 2005 were $2.7 million as compared to $1.3 and $2.0 million for 2004 and 2003. Expenses increased in 2005 versus 2004 due to
increased administrative activity to acquire the Mutamba Iroru block, and the Company’s efforts to open a new office in Aberdeen to evaluate entrance into the North Sea.
Expenses were lower in 2004 than in 2003, as the Company received reimbursement for general and administrative expenses associated with the Phase 2 development project
and the Ebouri and Avouma exploration wells.
 
Operating Income
 

Operating income for 2005 was $63.6 million as compared to a $40.3 and $16.6 million operating income for 2004 and 2003. Higher oil sales volumes and prices in
Gabon were the primary reason for the increases in each of 2004 and 2005.
 
Other Income (Expense)
 

Interest income for 2005 was $1.1 million compared to $0.3 and $0.1 million in 2004 and 2003. Both the 2004 and 2005 amounts represent interest earned and accrued
on cash balances and funds in escrow. Interest rates also increased in 2005 as compared to 2004.
 

Interest expense of $0.4 million was recorded in 2005 as compared to $0.5 and $2.6 million in 2004 and 2003. Interest in all three years was associated with the
financings for the development of the Etame field. In 2003, interest expense included $1.6 million of non cash amortization of debt discount associated with the issuance of
warrants in connection with the 1818 Fund Loan.
 
Income Taxes
 

In 2005, the Company incurred $31.5 million of income taxes associated with the Etame field production, which were paid in Gabon. In 2004, the Company incurred
$12.0 million of foreign income taxes associated with
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the Etame field production, which were paid in Gabon. This compared to $5.5 million paid in Gabon in 2003. The increase in 2005 was due to attaining recovery of all previous
costs expended on the Etame block, which results in a higher tax rate per barrel going forward.
 
Minority Interest
 

A provision for minority interest in the Gabon subsidiary of $3.6 million, $3.1 million and $1.3 million was made for in 2005, 2004 and 2003 respectively.
 
Loss from Discontinued Operations
 

Loss from discontinued operation in the Philippines was $69,000 in 2005 for wind up costs of shutting down the branch offices in Manila. Loss from discontinued
operations associated with the sale of the Company’s former Philippines assets was $2.1 million in 2004, consisting of $1.8 million in branch profit remittance income taxes and
$0.3 million in general and administrative and interest costs associated with closing down the branch offices. Loss from discontinued operations was $35,000 in 2003.
 
Cumulative Effect of Accounting Change
 

In 2003 the Company experienced a one time gain of $1.7 million associated with the adoption of SFAS No. 143 “Accounting for Asset Retirement Obligations.”
 
Net Income
 

Net income for 2005 was $29.2 million as compared to a net income of $22.9 and $8.9 million in 2004 and 2003. The impact of higher oil sales volumes in Gabon from
the addition of the Etame 6H development well and higher oil and gas prices was responsible for the increase in net income in 2005 as compared to 2004. The impact of higher
oil sales volumes in Gabon from the addition of the Etame 5H development well and higher oil and gas prices was responsible for the increase in net income in 2004 as
compared to 2003.
 
NEW ACCOUNTING PRONOUNCEMENTS
 
SFAS 123(R), Share Based Payment—In December 2004, the FASB issued SFAS No. 123(R), Share-Based Payment, which establishes accounting standards for all
transactions in which an entity exchanges its equity instruments for goods and services. SFAS No. 123(R) focuses primarily on accounting for transactions with employees, and
carries forward without change to prior guidance for share-based payments for transactions with non employees.
 
SFAS No. 123(R) eliminates the intrinsic value measurement objective in APB Opinion 25 and generally requires the Company to measure the cost of employee services
received in exchange for an award of equity instruments based on the fair value of the award on the date of the grant. The standard requires grant date fair value to be estimated
using either an option-pricing model which is consistent with the terms of the award or a market observed price, if such a price exists. Such cost must be recognized over the
period during which an employee is required to provide service in exchange for the award (which is usually the vesting period). The standard also requires the Company to
estimate the number of instruments that will ultimately be issued, rather than accounting for forfeitures as they occur.
 
The Company is required to apply SFAS No. 123(R) to all awards granted, modified or settled in the first reporting period under U.S. GAAP after June 15, 2005. The Company
is also required to use either the “modified prospective method” or the “modified retrospective method.” Under the modified prospective method, the Company must recognize
compensation cost for all awards granted after the Company adopts the standard and for the unvested portion of previously granted awards that are outstanding on that date.
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Under the modified retrospective method, the Company must restate previously issued financial statements to recognize the amounts the Company previously calculated and
reported on a pro forma basis, as if the prior standard had been adopted. See Note 2 – Stock Based Compensation.
 
Under both methods, the Company is permitted to use either a straight line or an accelerated method to amortize the cost as an expense for awards with graded vesting. The
standard permits and encourages early adoption.
 
The Company has commenced the analysis of the impact of SFAS 123(R), but has not yet decided: whether the Company will use the modified prospective method or elect to
use the modified retrospective method, and whether the Company will elect to use straight line amortization or an accelerated method. Additionally, the Company cannot predict
with reasonable certainty the number of options that will be unvested and outstanding upon adoption.
 
Accordingly, the Company cannot currently quantify with precision the effect that this standard would have on its financial position or results of operations in the future, except
that the Company probably will recognize a greater expense for any awards that the Company may grant in the future than the Company would using the current guidance. If the
Company were to adopt SFAS No. 123(R) using the modified retrospective method, net income would have been $             less than reported in the year ended December 31,
2005.
 
SFAS 151, Inventory Costs—In November 2005, the FASB issued SFAS No. 151, Inventory Costs an amendment of ARB No. 43, Chapter 4, which amends Chapter 4 of ARB
No. 43 that deals with inventory pricing. The statement clarifies the accounting for abnormal amounts of idle facility expenses, freight, handling costs, and spoilage. Under
previous guidance, paragraph 5 of ARB No. 43, chapter 4, items such as idle facility expense, excessive spoilage, double freight, and rehandling costs might be considered to be
so abnormal, under certain circumstances, as to require treatment as current period charges. This statement eliminates the criterion of “so abnormal” and requires that those
items be recognized as current period charges. This statement is effective for inventory costs incurred during fiscal years beginning after June 15, 2005, although earlier
application is permitted for fiscal years beginning after the date of issuance of this statement. Retroactive application is not permitted. Management is analyzing the
requirements of this new Statement and believes that its adoption will not have any significant impact on the Company’s financial position, results of operations or cash flows.
 
SFAS 153, Exchange of Non-Monetary Assets—In December 2005, the FASB issued SFAS No. 153, Exchanges of Nonmonetary Assets an amendment of APB No. 29
(“Opinion 29”). This Statement amends Opinion 29 to eliminate the exception for nonmonetary exchanges of similar productive assets and replaces it with a general exception
for exchanges of nonmonetary assets that do not have commercial substance. The statement specifies that a nonmonetary exchange has commercial substance if the future cash
flows of the entity are expected to change significantly as a result of the exchange. This statement is effective for nonmonetary asset exchanges occurring in fiscal periods
beginning after June 15, 2005. Earlier application is permitted for nonmonetary asset exchanges occurring in fiscal periods beginning after the date this statement is issued.
Retroactive application is not permitted. Management is analyzing the requirements of this new statement and believes that its adoption will not have any significant impact on
the Company’s financial position, results of operations or cash flows.
 
FASB Statement No. 154, Accounting Changes and Error Corrections—In May 2005, the FASB issued FASB Statement No. 154, Accounting Changes and Error Corrections
(“Statement 154”). Statement 154 requires companies to recognize changes in accounting principle, including changes required by a new accounting pronouncement when the
pronouncement does not include specific transition provisions, retrospectively to prior periods’ financial statements. Statement 154 is effective for accounting changes and
corrections of errors made in fiscal years beginning after December 15, 2005. The Company does not believe that the adoption of Statement 154 will have a material effect on
its financial position or results of operations.
 
FASB Statement No. 19, Financial Accounting and Reporting by Oil and Gas Producing Companies—On April 4, 2005, the FASB issued FASB Staff Position No. FAS 19-1
(“FSP FAS 19-1”), which addressed a
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discussion that was ongoing within the oil industry regarding capitalization of costs of drilling exploratory wells. Paragraph 19 of FASB Statement No. 19, Financial
Accounting and Reporting by Oil and Gas Producing Companies (“FASB No. 19”), requires costs of drilling exploratory wells to be capitalized pending determination of
whether the well has found proved reserves. If the well has found proved reserves, the capitalized costs become part of the entity’s wells, equipment, and facilities. If, however,
the well has not found proved reserves, the capitalized costs of drilling the well are expensed. Questions arose in practice about the application of this guidance due to changes
in oil and gas exploration processes and lifecycles. The issue was whether there are circumstances that would permit the continued capitalization of exploratory well costs if
reserves cannot be classified as proved within one year following the completion of drilling, other than when additional exploration wells are necessary to justify major capital
expenditures and those wells are underway or firmly planned for the near future. FSP FAS 19-1 amends FASB No. 19 to allow for the continued capitalization of suspended
well costs when the well has found a sufficient quantity of reserves to justify its completion as a producing well and the enterprise is making sufficient progress assessing the
reserves and the economic and operating viability of the plan. The issuance of this amendment did not result in an adjustment to the Company suspended well costs.
 
The Company had $6.5 million of suspended well costs associated with exploration wells at Avouma and Ebouri at December 31, 2005 being carried as work in progress. In
February 2005, the Company received approval to declare the Avouma/South Tchibala reserves commercial from the Gabon government and in April 2005 the Gabon
government approved a joint development plan for the Avouma/South Tchibala discoveries, and assigned a twenty year development area. Construction of the platform
facilities to develop Avouma/South Tchibala is ongoing.
 
For Ebouri, the Company acquired new seismic over the discovery in January 2005 and completed processing of the seismic in December 2005. Based on the results of the
seismic, the Company believes the discovery is commercial and intends to seek government approval of commerciality of the discovery, file for a development area and submit
a development plan in 2006.
 
The table below provides additional information with respect to the Company’s capitalized exploration drilling costs.
 

   

2005

  

2004

  

2003

 
Beginning balance at January 1   $ 6,508  $1,905  $ 1,509 
Additions to capitalized exploratory drilling costs    2,426   4,603   1,905 
Capitalized exploratory drilling costs reclassified to property and equipment    —     —     —   
Capitalized exploratory drilling costs expensed    (2,401)   —     (1,509)
     
Ending balance at December 31   $ 6,533  $6,508  $ 1,905 
     
Number of wells requiring major capital expenditures where additional drilling efforts are not underway

or firmly planned for the near future    1(1)  1(1)  —   
Amount capitalized for wells requiring major capital expenditures where additional drilling efforts are not

underway or firmly planned   $ 2,607  $2,597   —   

1) Ebouri No. 1 well, see discussion above.
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 Item 7A. Quantitative and Qualitative Disclosures About Market Risk
 
Market Risk
 

The Company’s major market risk exposure continues to be the prices applicable to its oil and natural gas production. Sales prices are primarily driven by the prevailing
market price. Historically, prices received for oil and natural gas production have been volatile and unpredictable.
 
Interest Rate Market Risk
 

At December 31, 2005, total debt was $1.5 million. The debt is tied to floating or market interest rates. Fluctuations in floating interest rates will cause the Company’s
annual interest costs to fluctuate. During the fourth quarter of 2005, the interest rate on the Company’s bank debt averaged 8.22%. If the balance of the bank debt at
December 31, 2005 were to remain constant, a 10% change in market interest rates would impact our cash flow by an estimated $3,100 per quarter.
 
Commodity Risk
 

The Company has utilized derivative commodity instruments to hedge future sales prices on a portion of its oil production to achieve a more predictable cash flow, as
well as to reduce exposure to adverse price fluctuations of oil. The derivatives were not held for trading purposes. While the use of hedging arrangements limits the downside
risk of adverse price movements, it also limits increases in future revenues as a result of favorable price movements. The use of hedging transactions also involves the risk that
the counterparties are unable to meet the financial terms of such transactions. Hedging instruments that the Company has used are collars, which the Company generally places
with major investment grade financial institutions believed to have minimal credit risks. The Company had no derivatives in place as of the date of this report.
 
 Item 8. Financial Statements and Supplementary Data
 

The information required here is included in the report as set forth in the “Index to Consolidated Financial Information on page F-1.
 
 Item 9. Changes In and Disagreements with Accountants on Accounting and Financial Disclosure
 

None.
 
 Item 9A. Controls and Procedures
 
Conclusion Regarding the Effectiveness of Disclosure Controls and Procedures.
 

Under the supervision and with the participation of our management, including our Chief Executive Officer and our Chief Financial Officer, we conducted an evaluation
of our disclosure controls and procedures, as this term is defined under Rule 13a-15(e) promulgated under the Securities Exchange Act of 1934, as amended (the “Exchange
Act”). Based on this evaluation, our Chief Executive Officer and our Chief Financial Officer concluded that our disclosure controls and procedures were effective as of the end
of the period covered by this Annual Report.
 
Management’s Annual Report on Internal Control Over Financial Reporting
 

The Company’s management is responsible for establishing and maintaining adequate internal control over financial reporting for the Company, as such term is defined
in Rules 13a-15(f) and 15d-15(f) under the Exchange Act. Under the supervision and with the participation of the Company’s management, including the Company’s principal
executive and principal financial officers, the Company conducted an evaluation of the
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effectiveness of its internal control over financial reporting based on the framework in Internal Control — Integrated Framework issued by the Committee of Sponsoring
Organizations of the Treadway Commission (the “COSO Framework”). Based on this evaluation under the COSO Framework which was completed on March 1, 2006,
management concluded that its internal control over financial reporting was effective as of December 31, 2005.
 

Management’s assessment of the effectiveness of the Company’s internal control over financial reporting as of December 31, 2005 has been audited by Deloitte and
Touche LLP, an independent registered public accounting firm who audited the Company’s consolidated financial statements as of and for the year ended December 31, 2005,
as stated in their report which appears below.
 
Changes in Internal Control Over Financial Reporting
 

No change in our internal control over financial reporting (as defined in Rule 13a-15(f) under the Exchange Act) occurred during the fourth quarter of our fiscal year
ended December 31, 2005 that has materially affected, or is reasonable likely to materially affect, our internal control over financial reporting.
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REPORT OF INDEPENDENT REGISTERED PUBLIC ACCOUNTING FIRM
 
To the Board of Directors and Stockholders of VAALCO Energy, Inc.
Houston, Texas
 

We have audited management’s assessment, included in the accompanying Management’s report on Internal Control over Financial Reporting, that VAALCO Energy,
Inc. and subsidiaries (the “Company”) maintained effective internal control over financial reporting as of December 31, 2004, based on criteria established in Internal Control
— Integrated Framework issued by the Committee of Sponsoring Organizations of the Treadway Commission. The Company’s management is responsible for maintaining
effective internal control over financial reporting and for its assessment of the effectiveness of internal control over financial reporting. Our responsibility is to express an
opinion on management’s assessment and an opinion on the effectiveness of the Partnership’s internal control over financial reporting based on our audit.
 

We conducted our audit in accordance with the standards of the Public Company Accounting Oversight Board (United States). Those standards require that we plan and
perform the audit to obtain reasonable assurance about whether effective internal control over financial reporting was maintained in all material respects. Our audit included
obtaining an understanding of internal control over financial reporting, evaluating management’s assessment, testing and evaluating the design and operating effectiveness of
internal control, and performing such other procedures as we considered necessary in the circumstances. We believe that our audit provides a reasonable basis for our opinions.
 

A company’s internal control over financial reporting is a process designed by, or under the supervision of, the company’s principal executive and principal financial
officers, or persons performing similar functions, and effected by the company’s board of directors, management, and other personnel to provide reasonable assurance regarding
the reliability of financial reporting and the preparation of financial statements for external purposes in accordance with generally accepted accounting principles. A company’s
internal control over financial reporting includes those policies and procedures that (1) pertain to the maintenance of records that, in reasonable detail, accurately and fairly
reflect the transactions and dispositions of the assets of the company; (2) provide reasonable assurance that transactions are recorded as necessary to permit preparation of
financial statements in accordance with generally accepted accounting principles, and that receipts and expenditures of the company are being made only in accordance with
authorizations of management and directors of the company; and (3) provide reasonable assurance regarding prevention or timely detection of unauthorized acquisition, use, or
disposition of the company’s assets that could have a material effect on the financial statements.
 

Because of the inherent limitations of internal control over financial reporting, including the possibility of collusion or improper management override of controls,
material misstatements due to error or fraud may not be prevented or detected on a timely basis. Also, projections of any evaluation of the effectiveness of the internal control
over financial reporting to future periods are subject to the risk that the controls may become inadequate because of changes in conditions, or that the degree of compliance with
the policies or procedures may deteriorate.
 

In our opinion, management’s assessment that the Company maintained effective internal control over financial reporting as of December 31, 2005, is fairly stated, in all
material respects, based on the criteria established in Internal Control — Integrated Framework issued by the Committee of Sponsoring Organizations of the Treadway
Commission. Also in our opinion, the Company maintained, in all material respects, effective internal control over financial reporting as of December 31, 2005, based on the
criteria established in Internal Control — Integrated Framework issued by the Committee of Sponsoring Organizations of the Treadway Commission.
 

We have also audited, in accordance with the standards of the Public Company Accounting Oversight Board (United States), the consolidated financial statements as of
and for the year ended December 31, 2005 of the Company and our report dated March 8, 2006, expressed an unqualified opinion on those financial statements.
 
/s/ Deloitte & Touche LLP

Houston, Texas
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 Item 9B. Other Information
 

The Company has disclosed all information required to be disclosed in a current report on Form 8-K during the 4th quarter of the year ended December 31, 2005 in
previously filed reports on Form 8-K.
 

 PART III
 
 Item 10. Directors and Executive Officers of the Registrant
 

Information required by this item will be included in the Company’s proxy statement for its 2006 annual meeting, which will be filed with the Commission within 120
days of December 31, 2005, and which is incorporated herein by reference.
 
 Item 11. Executive Compensation
 

Information required by this item will be included in the Company’s proxy statement for its 2006 annual meeting, which will be filed with the Commission within 120
days of December 31, 2005, and which is incorporated herein by reference.
 
 Item 12. Security Ownership of Certain Beneficial Owners and Management
 

Information required by this Item 403 of Regulation S-K concerning the security ownership of certain beneficial owners and management will be included in the
Company’s proxy statement for its 2006 annual meeting, which will be filed with the Commission within 120 days of December 31, 2005, and which is incorporated herein by
reference.
 

The following table provides information as of December 31, 2005 regarding the number of shares of common stock that may be issued under the Company’s
compensation plans.
 

Plan Category

  

Number of securities to be
issued upon exercise of

outstanding options,
warrants and rights

  

Weighted-average
exercise price of

outstanding options,
warrants and rights

  

Number of securities
remaining available for

future issuance under equity
compensation plans
(excluding securities
reflected in the first

column)

Equity compensation plans approved by security holders   1,466,252  $ 2.82  1,882,000
Equity compensation plans not approved by security holders   2,873,083  $ 1.80  N/A
       
Total   4,339,535  $ 2.15  1,882,000
       
 
 Item 13. Certain Relationships and Related Transactions
 

Information required by this item will be included in the Company’s proxy statement for its 2006 annual meeting, which will be filed with the Commission within 120
days of December 31, 2005, and which is incorporated herein by reference.
 
 Item 14. Principal Accountant Fees and Services
 

The information required by Item 14 is incorporated by reference from the Company’s definitive proxy statement for its 2006 annual meeting, which will be filed with
the Commission within 120 days of December 31, 2005, and which is incorporated herein by reference.
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 PART IV
 
 Item 15. Exhibits and Financial Statement Schedules
 
 (a) 1. The following is an index to the financial statements and financial statement schedules that are filed as part of this Form 10-K.
 

VAALCO ENERGY, INC. AND SUBSIDIARIES    

Report of Independent Registered Public Accounting Firm   F-2
Consolidated Balance Sheets

December 31, 2005 and 2004
  F-3

Statements of Consolidated Operations
Years ended December 31, 2005, 2004 and 2003

  F-4
Statements of Consolidated Stockholders’ Equity

Years ended December 31, 2005, 2004 and 2003
  F-5

Statements of Consolidated Cash Flows
Years ended December 31, 2005, 2004 and 2003

  F-6
Notes to the Consolidated Financial Statements   F-7

 

 (a) 2. Schedules other than those listed above are omitted because they are not required, not applicable or the required information is included in the financial
statements or notes thereto.

 
 (a) 3. Exhibits:
 
 2. Plan of acquisition, reorganization, arrangement, liquidation or succession
 

2.1 (a)
  

Stock Acquisition Agreement and Plan of Reorganization dated February 17, 1998 by and among the Company and the 1818 Fund
II, L.P.

2.2 (c)  First Amendment to Stock Acquisition Agreement and Plan of Reorganization, dated April 21, 1998

2.3(g)
  

Stock Purchase Agreement between Western Atlas International, Inc., as Seller, and VAALCO Gabon (Etame), Inc. as Purchaser,
dated January 4, 2001.

2.4(g)
  

Stock Purchase Agreement between VAALCO Energy, Inc., as Seller and PanAfrican Energy Corporation Ltd., as Purchaser, dated
January 15, 2001

2.5(g)
  

Share Sale and Purchase Agreement By and Between VAALCO Gabon (Etame), Inc., and Sasol Petroleum International (Pty) Ltd.
dated February 5, 2001.

 
 3. Articles of Incorporation and Bylaws
 

3.1(b)  Restated Certificate of Incorporation

3.2(b)  Certificate of Amendment to Restated Certificate of Incorporation

3.3(b)  Bylaws

3.4(b)  Amendment to Bylaws

3.5(c)  Designation of Convertible Preferred Stock, Series A
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 10. Material Contracts
 

10.1(d)  Indemnity Agreement entered into among the Company and certain of its officers and directors listed therein.

10.2(e)
  

Exploration and Production Sharing contract between the Republic of Gabon and VAALCO Gabon (Etame), Inc. dated July 7,
1995.

10.3(e)
  

Deed of Assignment and Assumption between VAALCO Gabon (Etame), Inc., VAALCO Energy (Gabon), Inc. and Petrofields
Exploration & Development Co., Inc. dated September 28, 1995.

10.4(f)
  

Letter of Intent for Etame Block, Offshore Gabon dated January 22, 1998 between the Company and Western Atlas International,
Inc.

10.5(h)  2001 Stock Incentive Plan dated August 16, 2001

10.6(i)
  

Trustee and Paying Agent Agreement by and between VAALCO Gabon (Etame), Inc., J.P. Morgan Trustee and Depositary
Company Limited and JPMorgan Chase Bank, London Branch, dated June 26, 2002.

10.7(j)
  

Stock Purchase Agreement dated as of August 23, 2002, by and between the Company, VAALCO International, Inc. and Nissho
Iwai Corporation.

10.8(j)
  

Stockholders’ Agreement dated August 23, 2002, by and among the Company, VAALCO International, Inc. and Nissho Iwai
Corporation.

10.9(j)  Subscription Agreement between the Company and VAALCO International, Inc. dated August 23, 2002.

10.10(k)  2003 Stock Incentive Plan dated December 16, 2003

10.11(l)
  

Exploration and Production Sharing contract between the Republic of Gabon and VAALCO Production (Gabon), Inc., Permit
Mutamba Iroru dated November 11, 2005.

10.12(m)  Loan Agreement between VAALCO Gabon (Etame), Inc. and International Finance Corporation dated June 13, 2005
 
 21. Subsidiaries of the Company
 

21.1(l)  Subsidiaries of the Registrant
 
 23. Consents of Experts and Counsel
 

23.1  Consent of Deloitte and Touche LLP

23.2  Consent of Netherland Sewell
 
 31. Rule 13a-14(a) Certifications
 

31.2  Certification pursuant to section 302 of the Sarbanes-Oxley Act of 2002

31.2  Certification pursuant to section 302 of the Sarbanes-Oxley Act of 2002
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 32. Section 1350 Certifications
 

32.1  Certification pursuant to 18 U.S.C. Section 1350, as adopted pursuant to Section 906 of the Sarbanes-Oxley Act Of 2002.

32.2  Certification pursuant to 18 U.S.C. Section 1350, as adopted pursuant to Section 906 of the Sarbanes-Oxley Act Of 2002.

(a) Filed as an exhibit to the Company’s report on Form 8-K filed with the Commission on March 4, 1998 (file no. 000-20928) and hereby incorporated by reference herein.
 
(b) Filed as an exhibit to the Company’s Registration Statement on Form S-3 filed with the Commission on July 15, 1998 and hereby incorporated by reference herein.
 
(c) Filed as an exhibit to the Company’s Report on Form 8-K filed with the Commission on May 6, 1998 and hereby incorporated by reference herein.
 
(d) Filed as an exhibit to the Company’s Form 10 (File No. 0-20928) filed on December 3, 1992, as amended by Amendment No. 1 on Form 8 on January 7, 1993, and by

Amendment No. 2 on Form 8 on January 25, 1993, and hereby incorporated by reference herein.
 
(e) Filed as an exhibit to the Company’s Form 10-QSB for the quarterly period ended September 30, 1995, and hereby incorporated by reference herein.
 
(f) Filed as an exhibit to the Company’s Form 10-KSB for the annual period ended December 31, 1996, and hereby incorporated by reference herein.
 
(h) Filed as an exhibit to the Company’s Registration Statement Form S-8 filed with the Commission on August 18, 2001, and incorporated by reference herein
 
(i) Filed as an exhibit to the Company’s Form 10-QSB for the quarterly period ended June 30, 2002, and hereby incorporated by reference herein.
 
(j) Filed as an exhibit to the Company’s Form 10-QSB for the quarterly period ended September 30, 2002, and hereby incorporated by reference herein.
 
(k) Filed as an exhibit to Form10-KSB for the annual period ended December 31, 2004, and hereby incorporated by reference herein.
 
(l) Filed as an exhibit to this Form 10K.
 
(m) Filed as an exhibit to the Company’s Form 8K filed with the Commission on February 21, 2006, and incorporated by reference herein.
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 Glossary of Oil and Gas Terms
 
Terms used to describe quantities of oil and natural gas
 
 •  Bbl—One stock tank barrel, or 42 US gallons liquid volume, of crude oil or other liquid hydrocarbons.
 
 •  Bcf—One billion cubic feet of natural gas.
 
 •  Bcfe—One billion cubic feet of natural gas equivalent.
 
 •  BOE—One barrel of oil equivalent, converting gas to oil at the ratio of 6 Mcf of gas to 1 Bbl of oil.
 
 •  BOPD—One barrel of oil per day
 
 •  MBbl—One thousand Bbls.
 
 •  Mcf—One thousand cubic feet of natural gas.
 
 •  McfD—One thousand cubic feet of natural gas per day.
 
 •  Mcfe—One thousand cubic feet of natural gas equivalent.
 
 •  MMBbl—One million Bbls of oil or other liquid hydrocarbons.
 
 •  MMcf—One million cubic feet of natural gas.
 
 •  MBOE—One thousand BOE.
 
 •  MMBOE—One million BOE.
 
Terms used to describe the Company’s interests in wells and acreage
 
 •  Gross oil and gas wells or acres—The Company’s gross wells or gross acres represent the total number of wells or acres in which the Company owns a working

interest.
 
 •  Net oil and gas wells or acres—Determined by multiplying “gross” oil and natural gas wells or acres by the working interest that the Company owns in such wells or

acres represented by the underlying properties.
 
Terms used to assign a present value to the Company’s reserves
 

 

•  Standard measure of proved reserves—The present value, discounted at 10%, of the pre-United States income tax future net cash flows attributable to estimated net
proved reserves. The Company calculates this amount by assuming that it will sell the oil and gas production attributable to the proved reserves estimated in its
independent engineer’s reserve report for the prices it received for the production on the date of the report, unless it had a contract to sell the production for a different
price. The Company also assumes that the cost to produce the reserves will remain constant at the costs prevailing on the date of the report. The assumed costs are
subtracted from the assumed revenues resulting in a stream of future net cash flows. Estimated future income taxes using rates in effect on the date of the report are
deducted from the net cash flow stream. The after-tax cash flows are discounted at 10% to result in the standardized measure of the Company’s proved reserves.

 
Terms used to classify the Company’s reserve quantities
 
 •  Proved reserves—The estimated quantities of crude oil, natural gas and natural gas liquids which, upon analysis of geological and engineering data, appear with

reasonable certainty to be recoverable in the future from known oil and natural gas reservoirs under existing economic and operating conditions.
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The SEC definition of proved oil and gas reserves, per Article 4-10(a) (2) of Regulation S-X, is as follows:
 

Proved oil and gas reserves. Proved oil and gas reserves are the estimated quantities of crude oil, natural gas, and natural gas liquids which geological and engineering
data demonstrate with reasonable certainty to be recoverable in future years from known reservoirs under existing economic and operating conditions, i.e., prices and costs as of
the date the estimate is made. Prices include consideration of changes in existing prices provided only by contractual arrangements, but not on escalations based upon future
conditions.
 

(a) Reservoirs are considered proved if economic producibility is supported by either actual production or conclusive formation test. The area of a reservoir considered
proved includes (A) that portion delineated by drilling and defined by gas-oil and/or oil-water contacts, if any; and (B) the immediately adjoining portions not yet drilled, but
which can be reasonably judged as economically productive on the basis of available geological and engineering data. In the absence of information on fluid contacts, the lowest
known structural occurrence of hydrocarbons controls the lower proved limit of the reservoir.
 

(b) Reserves which can be produced economically through application of improved recovery techniques (such as fluid injection) are included in the “proved”
classification when successful testing by a pilot project, or the operation of an installed program in the reservoir, provides support for the engineering analysis on which the
project or program was based.
 

(c) Estimates of proved reserves do not include the following: (1) oil that may become available from known reservoirs but is classified separately as “indicated
additional reserves”; (2) crude oil, natural gas, and natural gas liquids, the recovery of which is subject to reasonable doubt because of uncertainty as to geology, reservoir
characteristics, or economic factors; (3) crude oil, natural gas, and natural gas liquids, that may occur in undrilled prospects; and (4) crude oil, natural gas, and natural gas
liquids, that may be recovered from oil shales, coal, gilsonite and other such sources.
 
 •  Proved developed reserves—Proved reserves that can be expected to be recovered through existing wells with existing equipment and operating methods.
 
 •  Proved undeveloped reserves—Proved reserves that are expected to be recovered from new wells on undrilled acreage, or from existing wells where a relatively

major expenditure is required.
 
Terms which describe the productive life of a property or group of properties
 

 
•  Reserve life—A measure of the productive life of an oil and gas property or a group of oil and gas properties, expressed in years. Reserve life for the years ended

December 31, 2005, 2004 or 2003 equal the estimated net proved reserves attributable to a property or group of properties divided by production from the property or
group of properties for the four fiscal quarters preceding the date as of which the proved reserves were estimated.

 
Terms used to describe the legal ownership of the Company’s oil and gas properties
 

 

•  Royalty interest—A real property interest entitling the owner to receive a specified portion of the gross proceeds of the sale of oil and natural gas production or, if the
conveyance creating the interest provides, a specific portion of oil and natural gas produced, without any deduction for the costs to explore for, develop or produce the
oil and natural gas. A royalty interest owner has no right to consent to or approve the operation and development of the property, while the owners of the working
interests have the exclusive right to exploit the mineral on the land.

 

 

•  Working interest—A real property interest entitling the owner to receive a specified percentage of the proceeds of the sale of oil and natural gas production or a
percentage of the production, but requiring the owner of the working interest to bear the cost to explore for, develop and produce such oil and natural gas. A working
interest owner who owns a portion of the working interest may participate either as operator or by voting his percentage interest to approve or disapprove the
appointment of an operator and drilling and other major activities in connection with the development and operation of a property.
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Terms used to describe seismic operations
 

 

•  Seismic data—Oil and gas companies use seismic data as their principal source of information to locate oil and gas deposits, both to aid in exploration for new
deposits and to manage or enhance production from known reservoirs. To gather seismic data, an energy source is used to send sound waves into the subsurface
strata. These waves are reflected back to the surface by underground formations, where they are detected by geophones which digitize and record the reflected waves.
Computers are then used to process the raw data to develop an image of underground formations.

 

 
•  2-D seismic data—2-D seismic survey data has been the standard acquisition technique used to image geologic formations over a broad area. 2-D seismic data is

collected by a single line of energy sources which reflect seismic waves to a single line of geophones. When processed, 2-D seismic data produces an image of a
single vertical plane of sub-surface data.

 

 
•  3-D seismic data—3-D seismic data is collected using a grid of energy sources, which are generally spread over several miles. A 3-D survey produces a three

dimensional image of the subsurface geology by collecting seismic data along parallel lines and creating a cube of information that can be divided into various planes,
thus improving visualization. Consequently, 3-D seismic data is a more reliable indicator of potential oil and natural gas reservoirs in the area evaluated.
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SIGNATURES
 

In accordance with Section 13 or 15(d) of the Exchange Act, the registrant caused this report to be signed on its behalf by the undersigned, thereunto duly
authorized.
 
VAALCO ENERGY, INC.
(Registrant)
 
By

 

/S/    W. RUSSELL SCHEIRMAN        

  
W. Russell Scheirman, President,

Chief Financial Officer and Director
 
Dated March 8, 2006
 

In accordance with the Exchange Act, this report has been signed below on the 8th day of March, by the following persons on behalf of the registrant and in
the capacities indicated.
 

  

Signature

  

Title

By:

 

/s/ ROBERT L. GERRY, III

Robert L. Gerry, III.   
Chairman of the Board, Chief Executive Officer and Director (Principal Executive

Officer)

By:

 

/s/ W. RUSSELL SCHEIRMAN

W. Russell Scheirman   
President, Chief Financial Officer and Director (Principal Financial Officer and

Principal Accounting Officer)

By:

 

/s/ Robert H. Allen

Robert H. Allen   

Director

By:

 

/s/ Luigi Caflisch

Luigi Caflisch   

Director

By:

 

/s/ Donald Chapolton

Donald Chapolton   

Director

By:

 

/s/ Will S. Farish

Will S. Farish   

Director

By:

 

/s/ Arne R. Nielsen

Arne R. Nielsen   

Director
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 REPORT OF INDEPENDENT REGISTERED PUBLIC ACCOUNTING FIRM
 
To the Board of Directors and Stockholders of VAALCO Energy, Inc. and Subsidiaries:
 

We have audited the consolidated balance sheets of VAALCO Energy, Inc. and its subsidiaries (“VAALCO”) as of December 31, 2005 and 2004, and the related
statements of consolidated operations, stockholders’ equity, and cash flows for each of the three years in the period ended December 31, 2005. These financial statements are the
responsibility of VAALCO’s management. Our responsibility is to express an opinion on these financial statements based on our audits.
 

We conducted our audits in accordance with the standards of the Public Company Accounting Oversight Board (United States). Those standards require that we plan and
perform the audit to obtain reasonable assurance about whether the financial statements are free of material misstatement. An audit includes consideration of internal control
over financial reporting as a basis for designing audit procedures that are appropriate in the circumstances, but not for the purpose of expressing an opinion on the effectiveness
of the Company’s internal control over financial reporting. Accordingly, we express no such opinion. An audit includes examining, on a test basis, evidence supporting the
amounts and disclosures in the financial statements, assessing the accounting principles used and significant estimates made by management, as well as evaluating the overall
financial statement presentation. We believe that our audits provide a reasonable basis for our opinion.
 

In our opinion, such consolidated financial statements present fairly, in all material respects, the financial position of VAALCO as of December 31, 2005 and 2004, and
the results of its operations and its cash flows for each of the three years in the period ended December 31, 2005 in conformity with accounting principles generally accepted in
the United States of America.
 

As discussed in Note 10 to the consolidated financial statements, effective January 1, 2003, the Company changed its method of accounting for asset retirement
obligations.
 

We have also audited, in accordance with the standards of the Public Company Accounting Oversight Board (United States), the effectiveness of the Company’s internal
control over financial reporting as of December 31, 2005, based on the criteria established in Internal Control — Integrated Framework issued by the Committee of Sponsoring
Organizations of the Treadway Commission and our report dated March 8, 2006 expressed an unqualified opinion on management’s assessment of the effectiveness of the
Company’s internal control over financial reporting and an unqualified opinion on the effectiveness of the Company’s internal control over financial reporting.
 
/s/ Deloitte & Touche LLP
Houston, Texas
March 8, 2006
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 VAALCO ENERGY, INC. AND SUBSIDIARIES
 

CONSOLIDATED BALANCE SHEETS
(in thousands of dollars, except number of shares and par value amounts)

 

   

December 31,
2005

  

December 31,
2004

 
ASSETS          

Current assets:          
Cash and cash equivalents   $ 43,880  $ 27,574 
Funds in escrow    1,130   1,152 
Receivables:          

Trade    6,453   5,258 
Accounts with partners    2,255   3,138 
Other    1,234   209 

Crude oil inventory    518   724 
Materials and supplies    290   314 
Prepayments and other    2,185   1,160 
Current assets of discontinued operations    —     78 

    
Total current assets    57,945   39,607 

    
Property and equipment – successful efforts method:          

Wells, platforms and other production facilities    43,805   32,960 
Work in progress    10,832   6,508 
Equipment and other    1,783   847 

    
    56,420   40,315 

Accumulated depreciation, depletion and amortization    (19,222)  (13,966)
    

Net property and equipment    37,198   26,349 
    
Other assets:          

Deferred tax asset    1,257   1,290 
Funds in escrow    820   807 
Other long-term assets    942   319 

    
TOTAL   $ 98,162  $ 68,372 
    

LIABILITIES AND STOCKHOLDERS’ EQUITY          

Current liabilities:          
Accounts payable and accrued liabilities   $ 8,555  $ 9,280 
Current portion of long term debt    —     2,250 
Current liabilities of discontinued operations    391   1,927 
Income taxes payable    —     140 

    
Total current liabilities    8,946   13,597 

    
Long term liabilities of discontinued operations    —     —   
Long term debt    1,500   1,500 
Asset retirement obligations    3,615   1,330 
    

Total liabilities    14,061   16,427 
    
Commitments and contingencies (See Note 8)          
Minority interest in consolidated subsidiaries    5,786   4,137 
Stockholders’ equity:          

Convertible preferred stock, $25 par value, 500,000 shares authorized; 0 and 6667 shares issued and outstanding at
December 31, 2005 and 2004, respectively    —     167 

Common stock, $0.10 par value, 100,000,000 authorized shares, 58,314,792 and 33,244,244 shares issued with 1,060,342, and
418,294 in treasury at December 31, 2005, and 2004, respectively    5,831   3,324 

Additional paid-in capital    44,662   45,612 
Retained earnings/(accumulated deficit)    28,088   (1,094)
Less treasury stock, at cost    (266)  (201)

    
Total stockholders’ equity    78,315   47,808 

    
TOTAL   $ 98,162  $ 68,372 
    
 

See notes to consolidated financial statements.
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 VAALCO ENERGY, INC. AND SUBSIDIARIES
 

STATEMENTS OF CONSOLIDATED OPERATIONS
FOR THE YEARS ENDED DECEMBER 31, 2005, 2004 AND 2003

(in thousands of dollars, except per share amounts)
 

   

Years ended
December 31,

 

   

2005

  

2004

  

2003

 
Revenues:              

Oil and gas sales   $84,935  $56,502  $35,481 
     
Operating costs and expenses:              

Production expenses    10,584   9,958   8,969 
Exploration expense    2,709   267   2,096 
Depreciation, depletion and amortization    5,369   4,749   5,785 
General and administrative expenses    2,696   1,260   2,007 

     
Total operating costs and expenses    21,358   16,234   18,857 

     
Operating income    63,577   40,268   16,624 
Other income (expense):              

Interest income    1,099   265   80 
Interest expense    (418)  (485)  (2,630)
Other, net    131   22   —   

     
Total other income/(expense)    812   (198)  (2,550)

     
Income from continuing operations before taxes, minority interest and cumulative effect of accounting change    64,389   40,070   14,074 
Income tax expense    31,491   11,972   5,514 
     
Income from continuing operations before minority interest and cumulative effect of accounting change    32,898   28,098   8,560 
Minority interest in earnings of subsidiaries    (3,647)  (3,069)  (1,306)
     
Income from continuing operations    29,251   25,029   7,254 
Discontinued operations: (Note 10)              

Loss from discontinued operations before income taxes (including loss on disposal of $125 in 2004)    (69)  (327)  (244)
Income taxes    —     (1,764)  209 

     
Loss from discontinued operations    (69)  (2,091)  (35)

     
Cumulative effect of change in accounting principle    —     —     1,717 
     
Net income   $29,182  $22,938  $ 8,936 
     
Basic income per common share from continuing operations before cumulative effect of accounting change   $ 0.56  $ 0.94  $ 0.34 
Loss from discontinued operations    —     (0.08)  —   
Cumulative effect of accounting change    —     —     0.08 
     
Basic income per common share   $ 0.56  $ 0.86  $ 0.42 
     
Diluted income per common share from continuing operations before cumulative effect of accounting change   $ 0.50  $ 0.43  $ 0.13 
Loss from discontinued operations    —     (0.04)  —   
Cumulative effect of accounting change    —     —     0.03 
     
Diluted income common per share   $ 0.50  $ 0.39  $ 0.16 
     
Basic weighted average common shares outstanding    51,772   26,604   21,237 
     
Diluted weighted average common shares outstanding    58,253   58,157   55,355 
     
 

See notes to consolidated financial statements.
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STATEMENTS OF CONSOLIDATED STOCKHOLDERS’ EQUITY
FOR THE YEARS ENDED DECEMBER 31, 2005, 2004 AND 2003

(in thousands of dollars, except share data)
 

  

Preferred Stock

  

Common Stock

 Additional
Paid-in
Capital

 

 
Subscription
Receivable

 

 

Retained
Earnings/

(Accumulated
Deficit)

 

 
Treasury

Stock

 

 Total
Stockholders’

Equity

   

Shares

  

Amount

  

Shares

 

Amount

     
Balance at January 1, 2003  10,000  $ 250  20,836,350 $ 2,084 $ 46,413  $ (569) $ (32,968) $ (12) $ 15,198 

          
Proceeds from stock issuance  —     —    695,479  69  514   —     —     —     583 
Cancellation of subscription Receivable  —     —    —    —    (569)  569   —     —     —   
Purchase of treasury shares  —     —    —    —    —     —     —     (163)  (163)
Net Income  —     —    —    —    —     —     8,936   —     8,936 

          
Balance at December 31, 2003  10,000  $ 250  21,531,829 $ 2,153 $ 46,358  $ —    $ (24,032) $ (175) $ 24,554 

          
Conversion of Preferred Shares  (3,333)  (83) 9,165,750  916  (833)  —     —     —     —   
Proceeds from stock issuance  —     —    2,546,665  255  87   —     —     —     342 
Purchase of treasury shares  —     —    —    —    —     —     —     (26)  (26)
Net Income  —     —    —    —    —     —     22,938   —     22,938 

          
Balance at December 31, 2004  6,667  $ 167  33,244,244 $ 3,324 $ 45,612  $ —    $ (1,094) $ (201) $ 47,808 

          
Conversion of Preferred Shares  (6,667)  (167) 18,334,250  1,833  (1,666)  —     —     —     —   
Proceeds from stock issuance  —     —    6,736,298  674  716   —     —     —     1,390 
Purchase of treasury shares  —     —    —    —    —     —     —     (65)  (65)
Net Income  —     —    —    —    —     —     29,182   —     29,182 

          
Balance at December 31, 2005  —    $ —    58,314,792 $ 5,831 $ 44,662  $ —    $ 28,088  $ (266) $ 78,315 

          
 
 

See notes to consolidated financial statements.
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 VAALCO ENERGY, INC. AND SUBSIDIARIES
 

STATEMENTS OF CONSOLIDATED CASH FLOWS
(in thousands of dollars)

 

   

Year Ended December 31,

 

   

2005

  

2004

  

2003

 
CASH FLOWS FROM OPERATING ACTIVITIES:              
Net income   $ 29,182  $ 22,938  $ 8,936 
Adjustments to reconcile net income to net cash provided by (used in) operating activities:              

Depreciation, depletion and amortization    5,369   4,749   5,876 
Non cash compensation expense    —     —     443 
Amortization of debt discount    —     —     1,624 
Cumulative effect of accounting change    —     —     (1,717)
Loss on sale of assets    —     191     
Exploration expense    2,709   267   2,096 
Minority interest in earnings of subsidiaries    3,647   3,070   1,306 

Change in assets and liabilities that provided (used) cash:              
Trade receivables    (1,117)  (4,786)  3,213 
Other receivables    (1,025)  241   1,198 
Materials and supplies    24   (364)  184 
Crude Oil Inventory    206   (138)  (568)
Prepayments and other    (1,025)  (632)  (160)
Accounts payable and accrued liabilities    (2,845)  2,059   (3,081)
Accounts with partners    883   (6,251)  3,779 
Income taxes payable    (140)  1,859   —   
Provision for deferred income taxes    33   (410)  (497)

     
Net cash provided by operating activities    35,901   22,787   22,632 

     
CASH FLOWS FROM INVESTING ACTIVITIES:              
Funds in escrow—net    9   992   7,899 
Discontinued operations transaction expense    —     (1,187)  —   
Exploration expense    (2,709)  (267)  (327)
Additions to property and equipment—successful efforts method    (13,347)  (14,324)  (1,877)
Other—net    (625)  113   286 
     

Net cash used in investing activities    (16,672)  (14,673)  5,981 
     
CASH FLOWS FROM FINANCING ACTIVITIES              
Proceeds from issuance of common stock    1,325   315   141 
Distribution to minority interest    (1,998)  (600)  (320)
Debt repayment    (2,250)  (3,250)  (13,000)
Purchase of treasury shares    —     —     (163)
     

Net used in financing activities    (2,923)  (3,535)  (13,342)
     
NET CHANGE IN CASH AND CASH EQUIVALENTS    16,306   4,579   15,271 
CASH AND CASH EQUIVALENTS AT BEGINNING OF PERIOD    27,574   22,995   7,724 
     
CASH AND CASH EQUIVALENTS AT END OF PERIOD    43,880  $ 27,574  $ 22,995 
     
SUPPLEMENTAL DISCLOSURE OF CASH FLOWS INFORMATION:              

Interest Paid   $ 209  $ 325  $ 1,140 
Income Taxes Paid   $ 31,598  $ 12,247  $ 5,545 

Supplemental disclosure of non cash flow information              
Investment in property and equipment not paid   $ 585  $ —    $ —   
Treasury stock purchase    65   26   —   

 
See notes to consolidated financial statements.
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 VAALCO ENERGY, INC AND SUBSIDIARIES
 

NOTES TO THE CONSOLIDATED FINANCIAL STATEMENTS
FOR THE YEARS ENDED DECEMBER 31, 2005, 2004 AND 2003

(in thousands of dollars unless otherwise indicated)
 
1. ORGANIZATION
 

VAALCO Energy, Inc., a Delaware corporation, is a Houston-based independent energy company principally engaged in the acquisition, exploration, development and
production of crude oil and natural gas. As used herein, the terms “Company” and “VAALCO” mean VAALCO Energy, Inc. and its subsidiaries, unless the context otherwise
requires. VAALCO owns producing properties and conducts exploration activities as operator of consortiums internationally in Gabon. Domestically, the Company has interests
in the Texas Gulf Coast area. In Gabon, VAALCO serves as the operator for a group of companies which own the working interest in the production sharing contract,
collectively referred to as a consortium.
 

VAALCO’s subsidiaries include VAALCO Gabon (Etame), Inc., VAALCO Production (Gabon), Inc., VAALCO Energy (USA), Inc., Alcorn (Philippines) Inc., Alcorn
(Production) Philippines Inc., Altisima Energy, Inc. and 1818 Oil Corp.
 
2. SUMMARY OF SIGNIFICANT ACCOUNTING POLICIES
 

Principles of Consolidation—The accompanying consolidated financial statements include the accounts of the Company and its wholly owned subsidiaries. The portion
of the income and net assets applicable to the Company’s non-controlling interest in the majority-owned operations of the Company’s Gabon subsidiary is reflected as minority
interest. All significant transactions within the consolidated group have been eliminated in consolidation.
 

Cash and Cash Equivalents—For purposes of the statements of consolidated cash flows, the Company considers all highly liquid debt instruments purchased with an
original maturity of three months or less to be cash and cash equivalents.
 

Funds in Escrow—Escrow cash includes cash that is contractually restricted for non-operational purposes such as debt service and capital expenditures. Restricted cash
and cash equivalents are classified as a current or non-current asset based on their designated purpose. Current amounts represent an escrow for interest and the a portion of the
Company’s loan with the International Finance Corporation (“ IFC loan”) amounting to ($1.1 million). Long term amounts represent an escrow to secure charter payments for
the Floating Production Storage and Offloading tanker (“FPSO”) in Gabon ($0.8 million) and for the abandonment of certain Gulf of Mexico properties ($39). The Company
invests funds in escrow and excess cash in certificates of deposit and commercial paper issued by banks with maturities typically not exceeding 90 days.
 

Inventory—Materials and supplies are valued at the lower of cost, determined by the weighted-average method, or market. Crude oil inventories are carried at the lower
of cost or market and represent the Company’s share of crude oil production produced and stored on the tanker, but unsold. Inventory cost represents the production expenses
excluding depletion.
 

Income Taxes—VAALCO accounts for income taxes under an asset and liability approach that recognizes deferred income tax assets and liabilities for the estimated
future tax consequences of differences between the financial statements and tax bases of assets and liabilities. Valuation allowances are provided against deferred tax assets that
are not likely to be realized.
 

Property and Equipment—The Company follows the successful efforts method of accounting for exploration and development costs. Under this method, exploration
costs, other than the cost of exploratory wells, are charged to expense as incurred. Exploratory well costs are initially capitalized until a determination as
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NOTES TO THE CONSOLIDATED FINANCIAL STATEMENTS—(Continued)
 
to whether proved reserves have been discovered. If an exploratory well is deemed to not have found proved reserves, the associated costs are expensed at that time. All
development costs, including developmental dry hole costs, are capitalized. Provisions for impairment of undeveloped oil and gas leases are based on periodic evaluations and
other factors. The Company recognizes gains/losses for the sale of developed properties based upon an allocation of property costs between the interests sold and the interests
retained based on the fair value of those interests.
 

The Company reviews its oil and gas properties for impairment whenever events or changes in circumstances indicate that the carrying amount of such properties may
not be recoverable. When it is determined that an oil and gas property’s estimated future net cash flows will not be sufficient to recover its carrying amount, an impairment
charge must be recorded to reduce the carrying amount of the asset to its estimated fair value. Other exploration costs, including geological and geophysical expenses applicable
to undeveloped leasehold, leasehold expiration costs and delay rentals are expensed as incurred.
 

Depletion of wells, platforms and other production facilities are provided on a field basis under the unit-of-production method based upon estimates of proved developed
reserves. For financial accounting purposes the Company adopted Statement of Financial Accounting Standards (“SFAS”) 143 – Accounting for Asset Retirement Obligations
on January 1, 2003 (See Note 10). This Statement requires that the fair value of a liability for an asset retirement obligation be recognized in the period in which it is incurred by
capitalizing it as part of the carrying amount of the long-lived assets. Provision for depreciation of other property is made primarily on a straight-line basis over the estimated
useful life of the property. The annual rates of depreciation are as follows:
 

Office and miscellaneous equipment   3-5 years
Leasehold improvements   8-12 years

 
Foreign Exchange Transactions—For financial reporting purposes, the subsidiaries use the United States dollar as their functional currency. Monetary assets and

liabilities denominated in foreign currency are translated to U.S. dollars at the rate of exchange in effect at the balance sheet date, and items of income and expense are
translated at average monthly rates. Nonmonetary assets and liabilities are translated at the exchange rate in effect at the time such assets were acquired and such liabilities were
incurred. Gains and losses on foreign currency transactions are included in income currently. The Company incurred a gain on foreign currency transactions of $126 in 2005,
$19 in 2004 and $7 in 2003.
 

Accounts With Partners—Accounts with partners represent cash calls due or excess cash calls paid by the partners for exploration, development and production
expenditures made by VAALCO Gabon (Etame), Inc.
 

Revenue Recognition—The Company recognizes revenues from crude oil and natural gas sales upon delivery to the buyer.
 

Stock-Based Compensation—SFAS No. 123, Accounting for Stock-Based Compensation encourages, but does not require, companies to record compensation cost for
stock-based employee compensation plans at fair value as determined by generally recognized option pricing models such as the Black-Scholes model or the binomial model.
Because of the inexact and subjective nature of deriving non-freely traded employee stock option values using these methods, the Company has adopted the disclosure-only
provisions of SFAS No. 123 and continues to account for stock-based compensation using the intrinsic value method prescribed in Accounting Principles Board Opinion No. 25,
“Accounting for Stock Issued to Employees.” Accordingly, no compensation cost has been recognized for the Company’s stock-based plans. Had compensation cost for the
Company’s stock-based compensation plans been determined based on the fair value at the grant dates for awards
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NOTES TO THE CONSOLIDATED FINANCIAL STATEMENTS—(Continued)
 
under those plans consistent with the optional method prescribed by SFAS No. 123, the Company’s net income and net income per share would have been adjusted to the pro
forma amounts indicated below (in thousands, except per share data):
 
Years Ended December 31,

  

2005

  

2004

  

2003

Net income as reported   $ 29,182  $ 22,938  $ 8,936
Deduct: Total stock based employee compensation expense    2,909   959   572
       
Proforma net income   $ 26,273  $ 21,979  $ 8,364
       
Basic earnings per share             

As reported   $ 0.56  $ 0.86  $ 0.42
Pro forma   $ 0.51  $ 0.83  $ 0.39

Diluted earnings per share             
As reported   $ 0.50  $ 0.39  $ 0.16
Pro forma   $ 0.45  $ 0.38  $ 0.15

 
The total stock based employee compensation expense was determined under the fair value based method for all awards, net of related tax effects.

 
The effects of applying SFAS No. 123 in the disclosure may not be indicative of future amounts as additional awards in future years are anticipated.

 
The valuation of the options is based upon a Black Scholes model assuming expected volatility ranging from 38% to 62%, risk-free interest rate of 5.5%, expected life of

options of 3 to 10 years, depending upon the award and expected dividend yield of 0%.
 

Fair Value of Financial Instruments—The Company’s financial instruments consist primarily of cash, funds in escrow, trade accounts, note receivables, trade payables
and debt. The book values of cash, trade receivables, and trade payables are representative of their respective fair values due to the short-term maturity of these instruments. The
book value of the Company’s notes receivable and debt instruments are considered to approximate the fair value, as the interest rates are adjusted based on rates currently in
effect.
 

Risks and Uncertainties—The Company’s interests are located overseas in certain offshore areas in Gabon and in Texas.
 

Substantially all of the Company’s crude oil and natural gas is sold at the well head at posted or index prices under short-term contracts, as is customary in the industry.
In Gabon, effective January 1, 2006, the Company sells crude oil under a contract with Trafigura Beheer B.V. In 2005, 2004 and 2003, Shell Western Supply and Trading
Limited was the crude oil buyer in Gabon and accounted for all of the Company’s revenues in Gabon for those years. While the loss of the Company’s buyer might have a
material effect on the Company in the near term, management believes that the Company would be able to obtain other customers for its crude oil. Domestic production is sold
under two contracts, one for oil and one for gas. The Company has access to several alternative buyers for oil and gas sales domestically.
 

Estimates of oil and gas reserves as made in the financial statements require extensive judgments and are generally less precise than other estimates made in connection
with financial disclosures. Assigning monetary values to such estimates does not reduce the subjectivity and changing nature of such estimates of value. The information set
forth herein is therefore subjective and, since judgments are involved, may not be comparable to estimates of value made by other companies. The Company considers its
estimates to be reasonable; however, due to inherent uncertainties and the limited nature of data, estimates are imprecise and subject to change over time as additional
information become available.
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NOTES TO THE CONSOLIDATED FINANCIAL STATEMENTS—(Continued)
 

Use of Estimates in Financial Statement Preparation—The preparation of financial statements in conformity with generally accepted accounting principles requires
estimates and assumptions that affect the reported amounts of assets and liabilities as well as certain disclosures. The Company’s financial statements include amounts that are
based on management’s best estimates and judgments. Actual results could differ from those estimates.
 

Reclassifications—Certain amounts from 2003 have been reclassified to conform to the 2005 presentation.
 
3. NEW ACCOUNTING PRONOUNCEMENTS
 

SFAS No. 123(R), Share Based Payment—In December 2004, the FASB issued SFAS No. 123(Revised 2004), Share-Based Payment, (“SFAS 123(R)”), which
establishes accounting standards for all transactions in which an entity exchanges its equity instruments for goods and services. SFAS No. 123(R) focuses primarily on
accounting for transactions with employees, and carries forward without change to prior guidance for share-based payments for transactions with non-employees.
 

SFAS No. 123(R) eliminates the intrinsic value measurement objective in APB Opinion 25 and generally requires the Company to measure the cost of employee services
received in exchange for an award of equity instruments based on the fair value of the award on the date of the grant. The standard requires grant date fair value to be estimated
using either an option-pricing model which is consistent with the terms of the award or a market observed price, if such a price exists. Such cost must be recognized over the
period during which an employee is required to provide service in exchange for the award (which is usually the vesting period). The standard also requires the Company to
estimate the number of instruments that will ultimately be issued, rather than accounting for forfeitures as they occur.
 

The Company is required to apply SFAS No. 123(R) to all awards granted, modified or settled in the first reporting period under U.S. GAAP after June 15, 2005. The
Company is also required to use either the “modified prospective method” or the “modified retrospective method.” Under the modified prospective method, the Company must
recognize compensation cost for all awards granted after the Company adopts the standard and for the unvested portion of previously granted awards that are outstanding on that
date. Under the modified retrospective method, the Company must restate previously issued financial statements to recognize the amounts the Company previously calculated
and reported on a pro forma basis, as if the prior standard had been adopted. See Note 2 – Stock Based Compensation.
 

Under both methods, the Company is permitted to use either a straight line or an accelerated method to amortize the cost as an expense for awards with graded vesting.
The standard permits and encourages early adoption.
 

The Company has commenced the analysis of the impact of SFAS 123(R), but has not yet decided: whether the Company will use the modified prospective method or
elect to use the modified retrospective method, and whether the Company will elect to use straight line amortization or an accelerated method.
 

Accordingly, the Company cannot currently quantify with precision the effect that this standard would have on its financial position or results of operations in the future,
except that the Company probably will recognize a greater expense for any awards that the Company may grant in the future than the Company would using the current
guidance. If the Company were to adopt SFAS No. 123(R) using the modified retrospective method, net income would have been $2.9 million less than reported in the year
ended December 31, 2005.
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SFAS 151, Inventory Costs—In November 2005, the FASB issued SFAS No. 151, Inventory Costs an amendment of ARB No. 43, Chapter 4, which amends Chapter 4
of ARB No. 43 that deals with inventory pricing. The statement clarifies the accounting for abnormal amounts of idle facility expenses, freight, handling costs, and spoilage.
Under previous guidance, paragraph 5 of ARB No. 43, chapter 4, items such as idle facility expense, excessive spoilage, double freight, and rehandling costs might be
considered to be so abnormal, under certain circumstances, as to require treatment as current period charges. This statement eliminates the criterion of “so abnormal” and
requires that those items be recognized as current period charges. This statement is effective for inventory costs incurred during fiscal years beginning after June 15, 2005,
although earlier application is permitted for fiscal years beginning after the date of issuance of this statement. Retroactive application is not permitted. Management is analyzing
the requirements of this new Statement and believes that its adoption will not have any significant impact on the Company’s financial position, results of operations or cash
flows.
 

SFAS 153, Exchange of Non-Monetary Assets—In December 2005, the FASB issued SFAS No. 153, Exchanges of Nonmonetary Assets an amendment of APB No. 29
(“Opinion 29”). This statement amends Opinion 29 to eliminate the exception for nonmonetary exchanges of similar productive assets and replaces it with a general exception
for exchanges of nonmonetary assets that do not have commercial substance. The statement specifies that a nonmonetary exchange has commercial substance if the future cash
flows of the entity are expected to change significantly as a result of the exchange. This statement is effective for nonmonetary asset exchanges occurring in fiscal periods
beginning after June 15, 2005. Earlier application is permitted for nonmonetary asset exchanges occurring in fiscal periods beginning after the date this Statement is issued.
Retroactive application is not permitted. Management is analyzing the requirements of this new Statement and believes that its adoption will not have any significant impact on
the Company’s financial position, results of operations or cash flows.
 

FASB Statement No. 154, Accounting Changes and Error Corrections—In May 2005, the FASB issued FASB Statement No. 154, Accounting Changes and Error
Corrections (“Statement 154”). Statement 154 requires companies to recognize changes in accounting principles, including changes required by a new accounting
pronouncement when the pronouncement does not include specific transition provisions, retrospectively to prior periods’ financial statements. Statement 154 is effective for
accounting changes and corrections of errors made in fiscal years beginning after December 15, 2005. The Company does not believe that the adoption of Statement 154 will
have a material effect on its financial position or results of operations.
 
4. SUSPENDED WELL COSTS
 

FASB Statement No. 19, Financial Accounting and Reporting by Oil and Gas Producing Companies—On April 4, 2005, the FASB issued FASB Staff Position No. FAS
19-1 (“FSP FAS 19-1”), which addressed a discussion that was ongoing within the oil industry regarding capitalization of costs of drilling exploratory wells. Paragraph 19 of
FASB Statement No. 19, Financial Accounting and Reporting by Oil and Gas Producing Companies (“FASB No. 19”), requires costs of drilling exploratory wells to be
capitalized pending determination of whether the well has found proved reserves. If the well has found proved reserves, the capitalized costs become part of the entity’s wells,
equipment, and facilities. If, however, the well has not found proved reserves, the capitalized costs of drilling the well are expensed. Questions arose in practice about the
application of this guidance due to changes in oil and gas exploration processes and lifecycles. The issue was whether there are circumstances that would permit the continued
capitalization of exploratory well costs if reserves cannot be classified as proved within one year following the completion of drilling, other than when additional exploration
wells are necessary to justify major capital expenditures and those wells are underway or firmly planned for the near future. FSP FAS 19-1 amends FASB No. 19 to allow for
the continued capitalization of suspended well costs when the well has found a sufficient quantity of reserves to justify its completion as a producing well and the enterprise is
making sufficient progress assessing the reserves and the economic and operating viability of the plan. The issuance of this amendment did not result in an adjustment to the
Company suspended well costs.
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The Company had $6.5 million of suspended well costs associated with exploration wells at Avouma ($3.9 million) and Ebouri ($2.6 million) in Gabon at December 31,
2005 being carried as work in progress. In February 2005, the Company received approval to declare the Avouma reserves commercial from the Gabon government and in
April 2005 the Gabon government approved a joint development plan for the Avouma/South Tchibala discoveries, and assigned a twenty year development area. Construction
of the platform facilities to develop Avouma/South Tchibala is ongoing.
 

For Ebouri, the Company acquired new seismic over the discovery in January 2005 and completed processing of the seismic in December 2005. Based on the results of
the seismic, the Company believes the discovery is commercial and intends to seek government approval of commerciality of the discovery, file for a development area and
submit a development plan in 2006.
 

The table below provides additional information with respect to the Company’s capitalized exploration drilling costs.
 

   

2005

  

2004

  

2003

 
Beginning balance at January 1   $ 6,508  $1,905  $ 1,509 
Additions to capitalized exploratory drilling costs    2,426   4,603   1,905 
Capitalized exploratory drilling costs reclassified to property and equipment    —     —     —   
Capitalized exploratory drilling costs expensed    (2,401)   —     (1,509)
     
Ending balance at December 31   $ 6,533  $6,508  $ 1,905 
     
Number of wells requiring major capital expenditures where additional drilling efforts are not underway or firmly planned for

the near future    1(1)  1(1)  —   
Amount capitalized for wells requiring major capital expenditures where additional drilling efforts are not underway or firmly

planned   $ 2,607  $2,597   —   
Amounts capitalized for less than one year    25   4603   1,905 
Amounts capitalized for less than two years but more than one year    4,603   1,905   —   
Amounts capitalized for less than three years but more than two years    1,905   —     —   

(1) Ebouri No. 1 well, see discussion above.
 
5. STOCKHOLDERS’ EQUITY
 

The Company is authorized to issue up to 100 million shares of common stock. Stockholder’s equity consists of preferred stock, common stock, options and warrants.
Set out in the table below is a summary of the number of shares on an as converted basis assuming cash exercise of all warrants and options as of December 31, 2005 and 2004.
Certain options and warrants have cashless exercise features that would alter the number of shares issued if this feature were utilized.
 

   

2005

  

2004

Common shares issued and Outstanding (1)   57,254,450  32,825,950
Preferred shares convertible to common stock   —    18,334,250
Options   4,339,535  4,019,335
Warrants   —    5,500,000
     
Total shares on an as converted, as exercised basis   61,593,985  60,679,535
     

(1) Net of treasury shares
 

On March 17, 2005, the 1818 Fund converted its remaining preferred stock into common stock at the rate of 2,750 shares of common stock per share of preferred stock,
resulting in 18,334,250 shares of common stock
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being issued. In connection with the transaction, the holder exercised warrants to purchase 5,250,000 shares of common stock under a cashless exercise procedure and was
issued 4,635,244 shares of common stock. The 614,756 shares which were used to pay the purchase price under the cashless exercise were placed in the treasury. The stock
acquired by the conversion of preferred stock and exercise of the warrants and shares of common stock already held by the 1818 Fund, totaled 35,898,685 shares. These shares
were sold in March 2005 in block sales over the American Stock Exchange with all proceeds going to the 1818 Fund. With the completion of the conversion of preferred stock
and exercises of warrants, the Company has no preferred stock or warrants outstanding.
 

In 1996, a former officer of the Company was granted warrants to purchase shares of the Company’s Common Stock. The warrants expired August 31, 2003 and
consisted of the right to purchase 250,000 shares of Common Stock at an exercise price of $0.50 per share; 250,000 shares of Common Stock at an exercise price of $2.50 per
share; 250,000 shares of Common Stock at an exercise price of $5.00 per share; and 250,000 shares of Common Stock at an exercise price of $7.50 per share. The 250,000
warrants at $0.50 per share were exercised in 2003. The remainder of the warrants expired unexercised.
 

An investment banking firm was granted 345,325 warrants to purchase the Company’s Common Stock on July 31, 1997 in connection with the private placement of
Common Stock. The warrants had a term of five years from the date of issuance and consist of the right to purchase shares at $1.00 per share. The same investment banking
firm was granted 100,000 warrants to purchase the Company’s Common Stock on April 1, 1998 in connection with the private placement of Common Stock. The warrants had a
term of five years from the date of issuance and consist of the right to purchase shares at $2.00 per share. The banking firm exercised 345,325 warrants in 2003 under the
cashless exercise feature and received a total of 31,386 shares of common stock. The remaining 100,000 warrants expired unexercised in 2003.
 

On June 10, 2002 and August 30, 2002 respectively, 15,000,000 and 4,500,000 warrants to purchase common stock at $0.50 per share were issued in connection with a
loan for the development of the Etame field. 12,000,000 of the warrants were surrendered back to the Company upon the project completion of the Etame field in 2003. During
2004, 2,000,000 of the warrants were exercised and the remaining 5,500,000 warrants were exercised in 2005.
 

Information with respect to the Company’s warrants and stock options is as follows:
 

   

Vested
Warrants

Exercisable

  

Vested
Options

Exercisable

  

Total
Shares
Under
Option

  

Weighted
Average
Option

Exercise
Price

Balance, January 1, 2003   20,945,325  1,379,675  2,825,000  0.66
Issued   —    1,365,328  3,771,000  1.16
Exercised   (595,325) (100,154) (695,479) 0.61
Redeemed in cashless exercise   —    (584,521) (584,521) 0.65
Forfeited   (12,850,000) —    —    0.77
      
Balance, December 31, 2003   7,500,000  2,060,328  4,466,000  0.56
Vested/Issued   —    1,190,332  100,000  4.26
Exercised   (2,000,000) (546,665) (546,665) 0.58
      
Balance, December 31, 2004   5,500,000  2,703,995  4,019,335  0.78
Vested/Issued   —    1,967,500  1,556,500  3.82
Exercised   (5,500,000) (1,236,298) (1,236,300) 0.62
      
Balance, December 31, 2005   —    3,435,197  4,339,535  2.15
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The following table summarizes information about stock options outstanding as of December 31, 2005:
 

Range of
Exercise Price

  

Number
Outstanding
At 12/31/05

  

Weighted-
Average

Remaining
Contractual

Life

  

Weighted-
Average
Exercise

Price

  

Number
Outstanding
At 12/31/04

  

Weighted-
Average
Exercise

Price

  

Number
Outstanding
At 12/31/03

  

Exercisable
Weighted-
Average
Exercise

Price

$0.30 to 1.00  200,000  8.45 years  $ 0.30  5,825,000  $ 0.49  8,195,000  $ 0.48
1.01 to 2.50  2,483,035  1.82 years   1.15  3,594,335   1.16  3,771,000   1.16
2.5 to 5.00  1,656,500  4.35 years   3.86  100,000   4.26  —     —  

              
$0.30 to 5.00  4,339,535  3.09 years  $ 2.15  9,519,335  $ 0.78  11,966,000  $ 0.70

              
 

The Company follows SFAS No. 128 – “Earnings per Share,” which establishes the requirements for presenting earnings per share (“EPS”). SFAS No. 128 requires the
presentations of “basic” and “diluted” EPS on the face of the income statement.
 

The following schedule is presented as a reconciliation of the numerators and denominators of basic and diluted earnings per share computations.
 

(In thousands except per share amounts)   

For the Year Ended December 31, 2005

   

Per-Share
Amount

  

Net Income
(Numerator)

  

Shares
(Denominator)

Basic EPS            
Net income from continuing operations attributable to common shareholders   $ 0.56  $ 29,251  51,772
Net loss from discontinued operations attributable to common shareholders    —     (69) 51,772

     
Net income attributable To common Shareholders    0.56   29,182  51,772

Effect of Dilutive Securities            
Preferred stock, common stock options and warrants    (0.06)  —    6,481

     

Diluted EPS            
Net income attributable to common shareholders   $ 0.50  $ 29,182  58,253

     

(In thousands except per share amounts)   

For the Year Ended December 31, 2004

   

Per-Share
Amount

  

Net Income
(Numerator)

  

Shares
(Denominator)

Basic EPS            
Net income from continuing operations attributable to common shareholders   $ 0.94  $ 25,029  26,604
Net loss from discontinued operations attributable to common shareholders    (0.08)  (2,091) 26,604

     
Net income attributable To common Shareholders    0.86   22,938  26,604

Effect of Dilutive Securities            
Preferred stock, common stock options and warrants    (0.47)  —    31,553

     

Diluted EPS            
Net income attributable to common shareholders   $ 0.39  $ 22,938  58,157
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(In thousands except per share amounts)   

For the Year Ended December 31, 2003

   

Per-Share
Amount

  

Net Income
(Numerator)

  

Shares
(Denominator)

Basic EPS            
Net income from continuing operations attributable to common shareholders   $ 0.34  $ 7,254  21,237
Net loss from discontinued operations attributable to common shareholders    0.00   (35) 21,237
Cumulative effect of change in accounting principle attributable to common shareholders    0.08   1,717  21,237

     
Net income attributable To common Shareholders    0.42   8,936  21,237

Effect of Dilutive Securities            
Common stock options and warrants    (0.26)  —    34,118

     

Diluted EPS            
Net income attributable to common shareholders   $ 0.16  $ 8,936  55,355

     
 

Diluted Shares consist of the following:
 

   

Year Ended

Item

  

December 31,
2005

  

December 31,
2004

  

December 31,
2003

Basic weighted average Common Stock issued and outstanding   51,772,219  26,604,299  21,236,658
Preferred stock convertible to Common stock   3,817,542  22,942,168  27,500,000
Dilutive Warrants   977,504  5,831,837  5,888,504
Dilutive Options   1,686,170  2,779,075  730,352
       

Total Diluted Shares   58,253,435  58,157,379  55,355,514
       
 
6. INCOME TAXES
 

The Company and its domestic subsidiaries file a consolidated United States income tax return. Certain subsidiaries’ operations are also subject to foreign income taxes.
Provision for income taxes consists of the following:
 

(In thousands)   

Year Ended December 31,

 

   

2005

  

2004

  

2003

 
U.S. federal:              

Current   $ —    $ 370  $ 285 
Deferred    33   (370)  (285)

Foreign:              
Current    31,458   11,972   5,514 
Deferred    —     —     —   

      
Total   $31,491  $ 11,972  $ 5,514 
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The primary differences between the financial statement and tax bases of assets and liabilities at December 31, 2005 and 2004 are as follows:
 

   

2005

  

2004

 
Deferred Tax Assets:          

Reserves not currently deductible   $ 157  $ 260 
Foreign tax credit carry forwards    17,929   617 
Alternative minimum tax credit carryover    1,257   1,290 
Asset retirement obligations    1,265   465 

    
    20,608   2,632 
Valuation allowance    (19,351)  (1,342)
    
Total deferred tax asset   $ 1,257  $ 1,290 
    

 
Pretax income (loss) is comprised of the following:

 

(In thousands)   

Year Ended December 31,

 

   

2005

  

2004

  

2003

 
United States   $ 95  $ 131  $ (4,228)
Foreign    64,294   39,939   18,302 
       
   $ 64,389  $ 40,070  $ 14,074 
       

 
The statutory rate reconciliation is as follows:

 

(In thousands)   

Year Ended December 31,

   

2005

  

2004

  

2003

Pre-tax income multiplied by 35%   $ 22,536  $ 14,024  $ 4,926
Foreign taxes not offset by U.S. foreign tax credits    8,922   98   588
U.S. net operating losses benefited    —     (2,150)  —  
Return to provision adjustment    33   —     —  
      
Total income tax   $ 31,491  $ 11,972  $ 5,514
      

 
At December 31, 2005, the Company was subject to foreign and federal taxes only, with no allocations made to state and local taxes.

 
7. RELATED-PARTY TRANSACTIONS
 

During the year ended December 31, 2003, the Company incurred interest costs on a loan from the 1818 Fund associated with the Phase 1 development of the Etame
field of $311.
 
8. COMMITMENTS AND CONTINGENCIES
 

In connection with the charter of the FPSO at Etame, the Company as operator of the Etame field guaranteed the charter payments through September 2010. The charter
continues for two years beyond that period unless one year’s prior notice is given to the owner of the FPSO. The Company obtained several guarantees from its partners for
their share of the charter payment. The Company’s share of the charter payment
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is 28.1%. The Company believes the need for performance under the charter guarantee is remote. The estimated obligations for the annual charter payment and the Company’s
share of the charter payments for the next five years are as follows:
 

Year

  

Full Charter Payment

  

Company Share

2006   $ 17,297  $ 4,856
2007   $ 17,112  $ 4,804
2008   $ 15,759  $ 4,424
2009   $ 16,124  $ 4,527
2010   $ 12,267  $ 3,444

 
The Company has recorded a liability of $0.5 million at December 31, 2005 representing the guarantee’s fair value.

 
The Company’s share of charter expense, including a $0.25 per barrel charter fee was $5,506, $5,466 and $5,384 for the years ending December 31, 2005, 2004 and 2003

respectively.
 

The Company has operating lease obligations for rentals as follows:
 

2006

  

2007

  

2008

  

2009

  

2010

  

Total

2,261   472   279   175   153   3,340
 

The Company incurred rent expense of $1,141, $989 and $874 under operating leases during the years ending December 31, 2005, 2004 and 2003 respectively.
 

In January 2006 the consortium elected to extend the Etame block for an additional five-year term commencing July 2006. The extension consists of a three-year and a
two-year follow-on term. The first term carries a minimum work obligation of one exploration well for a minimum $7.0 million exploration expenditure commitment ($2.1
million net to the Company). An additional exploration well is required during the optional two year extension.
 

Under the terms of the Etame Production Sharing Contract, the Contractor is required to provide to the local government refinery a volume of crude at a 25% discount to
market price (the “Domestic Obligation”). The volume required to be furnished is the amount of the Etame production divided by the total Gabon production times the volume
of oil refined by the refinery per year. In 2005, the Company paid $859 for its share of the 2004 obligation. In 2004, the Company paid $747 for its share of the 2002 and 2003
Domestic Obligation. The Company accrues an amount for the Domestic Obligation based on management’s best estimate of the volume of crude required, because the refinery
does not publish its throughput figures. The amount accrued at December 31, 2005 is $859.
 

The Company believes it is substantially in compliance with all environmental regulations.
 

In November 2005, the Company signed a production sharing contract for the Mutamba Iroru block onshore Gabon. The five year contract awards the Company
exploration rights along the central coast of Gabon. During the first three years of the contract the Company is require to drill one exploration well and expend a minimum of
$4.0 million. During the optional two year extension to the contract, the Company is required to acquire specified levels of seismic data, drill one exploration well and expend a
minimum of $5.0 million. The Company is currently gathering data from past operators of the area for interpretation and prospect delineation.
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9. LONG TERM DEBT
 

To fund its share of the Etame field development costs, on April 19, 2002, the Company entered into a $10.0 million credit facility with the International Finance
Corporation (“IFC”), a subsidiary of the World Bank. The credit facility bears interest at LIBOR plus 4.25% and contains standard covenants for secured loans, including debt
coverage ratios based on World Bank price forecasts. At year end 2005 the Company the remaining balance of the loan was $1.5 million is due as follows, 2006—$1.25 million,
2007—$0.25 million.
 

In June 2005, the Company executed a loan agreement for a $30.0 million revolving credit facility secured by the assets of the Company’s Gabon subsidiary. The facility
will be utilized to finance a portion of the Avouma and Ebouri development activities. The facility extends through June 2008 at which point it can be extended, or converted to
a term loan. This facility became effective during the first quarter of 2006 and replaced the term credit facility, which was paid in full on February 15, 2006. The Company will
incur a charge of $159 to write off capitalized finance charges associated with the early repayment of the term credit facility in the first quarter of 2006. The Company
reclassified $1.25 million of short term debt to long term debt associated with the refinancing at December 31, 2005.
 

Under the loan agreements, the IFC holds a pledge of the Company’s interest in the Etame Block, and pledge of the shares of VAALCO Gabon (Etame), Inc. the
subsidiary which owns the Company’s interest in the Etame Block. The IFC also has a security interest in the crude oil sales contract with Trafigura.
 
10. ASSET RETIREMENT OBLIGATIONS
 

In August 2001, the FASB issued SFAS No. 143, Accounting for Asset Retirement Obligations. SFAS No. 143 addresses financial accounting and reporting for
obligations associated with the retirement of tangible, long-lived assets and the associated asset retirement costs. This statement requires that the fair value of a liability for an
asset retirement obligation be recognized in the period in which it is incurred by capitalizing it as part of the carrying amount of the long-lived assets. As required by SFAS
No. 143, the Company adopted this new accounting standard on January 1, 2003. The statement requires the systematic, accretion and depreciation of future abandonment costs
of tangible assets such as platforms, wells, service assets, pipelines, and other facilities. SFAS No. 143 requires that the fair value of a liability for an asset’s retirement
obligation be recorded in the period in which it is incurred if a reasonable estimate of fair value can be made, and that the corresponding cost is capitalized as part of the
carrying amount of the related long-lived asset. The liability is accreted to its then present value each period, and the capitalized cost is depreciated over the useful life of the
related asset. If the liability is settled for an amount other than the recorded amount, a gain or loss is recognized.
 

A summary of the recording of the estimated fair value of the Company’s asset retirement obligations is presented as follows:
 

   

2005

  

2004

  

2003

 
Balance January 1,   $1,330  $1,165  $ 3,294 
Change in accounting principle    —     —     (574)
Accretion Expense    113   65   168 
Additions    528   294   —   
Revisions    1,644   (194)  (225)
Discontinued Operations    —     —     (1,498)
      
Balance December 31,   $3,615  $1,330  $ 1,165 
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During the year ended December 31, 2005 the Company increased ARO liabilities by $2,285 to reflect the fair value of the ARO at December 31, 2005. The increase was
due to accretion expense, increased liability associated with the addition of the ET-6H well and due to increases in oil service prices resulting in higher abandonment cost
estimates. During the year ended December 31, 2004 the Company increased the ARO liabilities by $165 to reflect the fair value of the ARO at December 31, 2004. The
increase was due to accretion expense, increased liability associated with addition of the Etame 5H well at the Etame field partially offset by revisions to abandonment timing.
During the year ending December 31, 2003, the Company decreased ARO liabilities by $57 to reflect the fair value of the ARO at December 31, 2003. The decrease was due to
reduced liability associated with the Etame field due to the present value impact of the extended field life associated with increased reserves.
 

Pursuant to the January 1, 2003 adoption of SFAS No. 143 the Company:
 
 •  recognized a gain during the first quarter of 2003 of $1.7 million for the cumulative effect of accounting change. Of this amount, discontinued operations in the

Philippines contributed a $1.9 million gain offset by $0.2 million in losses in Gabon and the United States.
 
 •  increased assets by $1.3 million to add the net asset retirement costs to the carrying costs of the Company’s oil and gas properties;
 
 •  reduced the accrued liability for future abandonment costs by $0.6 million to reflect the present value of the asset retirement obligation (“ARO”) liability. The

discontinued operations in the Philippines accounted for a $1.9 million liability reduction, offset by $1.3 million increase in the United States and Gabon;
 
 •  increased accumulated depletion by $0.1 million to record prior period depletion of the ARO asset.
 

Adopting SFAS No. 143 had no impact on our reported cash flows.
 

As of December 31, 2005, the Company had $39 legally restricted for settling asset retirement obligations in the United States.
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11. DISCONTINUED OPERATIONS
 

On April 30, 2004, the Company closed the sale to its former partners of all of its assets associated with Service Contract 6 and Service Contract 14 in the Philippines
(Matinloc and Nido fields). Terms of the sale included the assumption by the partners of the Company’s entire share of any abandonment, environmental or other liabilities
associated with the Service Contracts. The Company gave its share of $1.5 million of funds held by the operator for working capital and abandonment liabilities (approximately
$0.5 million) to the new operator. During the fourth quarter of 2004, the Company recorded a charge of $1.8 million for branch profit remittance taxes and interest based on the
preliminary results of an audit by the Philippines Bureau of Internal Revenues (BIR). The BIR, the equivalent of the IRS in the United States, assessed the taxes in association
with the closing of the branch offices in the Philippines. The Company has reclassified earnings to break out the results of discontinued operations. The Company realized a loss
of $125,000 after paying transaction costs of $1,253,000 which was recorded in 2004 as follows.
 

(thousands of dollars)     

Future asset retirement obligations assumed by buyer   $1,498 
Book value of assets transferred to buyer      

Materials and supplies    (321)
Prepaid expenses    (2)
Notes receivable    1 
Property and equipment    (4)
Deposits and other assets    (12)
Accounts due partners    (98)

Payments required under the purchase and sale agreement      
Payment to contingency fund    (198)
Payment to operating account    (136)
Severance benefits    (747)
Other closing costs    (106)

   
Loss on asset sale   $ (125)
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Year ended December 31,

 
   (thousands of dollars)  

   

2005

  

2004

  

2003

 
Loss from discontinued operations              
Revenues from oil sales   $—    $ 40  $ 502 

Operating costs and expenses:              
Production expenses    —     71   373 
Exploration expenses    —     —     —   
Depreciation, depletion and amortization    —     —     91 
General and administrative expenses    55   37   260 

     
Total operating costs and expenses    (55)  108   724 

Other revenues (expenses):              
Interest income    —     6   17 
Interest expense    —     (136)    
Other expenses (net)    (14)  (4)  (39)

     
Loss from discontinued operations before income taxes    (14)  (202)  (244)
Loss on asset sale    —     (125)    
Income tax expense (credit)    —     1,764   (209)
     
Loss from discontinued operations   $ (69) $(2,091) $ (35)
     

 
A summary of account balances for discontinued operations is presented as follows below in thousands:

 

   

December 31,
2005

  

December 31,
2004

Current Assets         
Other receivables   $ —    $ 78

     
Total current assets   $ —    $ 78

     
Current liabilities         

Accounts payable   $ 11  $ 27
Interest payable    —     136
Income tax payable    380   1,764

     
Total current liabilities   $ 391  $ 1,927
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12. QUARTERLY FINANCIAL INFORMATION (UNAUDITED)
 

The following represents our unaudited quarterly results for years ended December 31, 2005 and 2004. The quarterly results were prepared in accordance with GAAP
and reflect all adjustments that are, in the opinion of management, necessary for a fair statement of the results. These adjustments are of a normal recurring nature.
 

(In thousands of dollars except per share information)   

1st

Quarter

  

2nd

Quarter

  

3rd

Quarter

  

4th

Quarter

 
2005                  
Total revenues   $23,144  $16,599  $26,240  $18,952 
Total operating costs and expenses    5,257   6,238   4,743   5,120 
Operating Income    17,887   10,361   21,497   13,832 
Income from continuing operations    8,132   5,637   13,362   5,767 
Minority interest    (878)  (640)  (1,434)  (695)
Income (loss) on discontinued operations    8   1   (25)  (53)
      
Net income   $ 7,262  $ 4,998  $11,903  $ 5,019 

Basic income per share from continuing operations before discontinued operations   $ 0.20  $ 0.09  $ 0.21  $ 0.09 
Income (loss) from discontinued operations    —     —     —     —   
      
Basic income per common share   $ 0.20  $ 0.09  $ 0.21  $ 0.09 
      
Diluted income per share from continuing operations before discontinued operations   $ 0.12  $ 0.09  $ 0.20  $ 0.09 
Income (loss) from discontinued operations    —     —     —     —   
      
Diluted income per common share   $ 0.12  $ 0.09  $ 0.20  $ 0.09 
      
2004                  
Total revenues   $ 8,160  $11,608  $18,253  $18,481 
Total operating costs and expenses    2,863   3,341   4,732   5,298 
Operating Income    5,297   8,267   13,321   13,183 
Income from continuing operations    3,893   6,288   10,526   7,391 
Minority interest    (434)  (662)  (1,121)  (852)
Income (loss) on discontinued operations    (206)  229   (164)  (1,950)
      
Net income   $ 3,253  $ 5,855  $ 9,241  $ 4,589 

Basic income per share from continuing operations before discontinued operations   $ 0.16  $ 0.26  $ 0.31  $ 0.20 
Income (loss) from discontinued operations    (0.01)  0.01   (0.01)  (0.06)
      
Basic income per common share   $ 0.15  $ 0.27  $ 0.30  $ 0.14 
      
Diluted income per share from continuing operations before discontinued operations   $ 0.06  $ 0.10  $ 0.16  $ 0.11 
Income (loss) from discontinued operations    (0.01)  —     —     (0.03)
      
Diluted income per common share   $ 0.05  $ 0.10  $ 0.20  $ 0.08 
      
 

Quarterly earnings per share are based on the weighted average number of shares outstanding during the quarter. Because of changes in the number of shares outstanding
during the quarters due to the exercise of stock options, warrants, conversion of preferred stock and/or the issuance or repurchase of common stock, the sum of quarterly
earnings per share may not equal earnings per share for the year.
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13. SUPPLEMENTAL INFORMATION ON OIL AND GAS PRODUCING ACTIVITIES
 

The following information is being provided as supplemental information in accordance with certain provisions of SFAS No. 69, Disclosures about Oil and Gas
Producing Activities. The Company’s reserves are located offshore of Gabon and Texas. The following tables set forth costs incurred, capitalized costs, and results of
operations relating to oil and natural gas producing activities for each of the periods. (See Footnote 1—“ORGANIZATION”)
 
Costs Incurred in Oil and Gas Property

Acquisition, Exploration and Development Activities
 

(In thousands)   

United States

   

2005

  

2004

  

2003

Costs incurred during the year:             
Exploration—capitalized   $ —    $ —    $ —  
Exploration—expensed    —     —     —  
Development    —     —     38
Asset retirement costs    1   1   20

       
Total   $ 1  $ 1  $ 58

       

(In thousands)   

Gabon

   

2005

  

2004

  

2003

Costs incurred during the year:             
Exploration—capitalized   $ 25  $ 5,182  $ 1,326
Exploration—expensed    2,709   267   327
Development    13,347   9,142   513
Asset retirement costs    2,172   100   1,233

       
Total   $ 18,253  $ 14,691  $ 3,399

       
 

No costs were incurred for acquisitions, exploration and development activities associated with the discontinued operation in the Philippines in 2005, 2004 and 2003.
Exploration expense includes $2,401 for dry hole expense in 2005. No amounts of exploration costs were for dry hole expense in 2004 or 2003.
 
Capitalized Costs Relating to Oil and Gas Producing Activities:
 

   

Year Ended
December 31,

2005

  

Year Ended
December 31,

2004

  

Year Ended
December 31,

2003

 
Capitalized costs—              

Properties not being amortized   $ 10,832  $ 6,508  $ 1,905 
Properties being amortized (1)    43,805   33,222   23,393 
     

Total capitalized costs    54,637   39,730   25,298 
Less accumulated depreciation, depletion, and amortization    (19,222)  (13,940)  (9,273)

     
Net capitalized costs   $ 35,415  $ 25,790  $ 16,025 
     

(1) Includes $3,527, $1,354 and $1,253 of asset retirement cost in 2005, 2004 and 2003 respectively.
 

The capitalized costs pertain to the Company’s producing activities in Gabon and U.S. activities.
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Results of Operations for Oil and Gas Producing Activities:
 

   

United States

  

International

 

   

2005

  

2004

  

2003

  

2005

  

2004

  

2003

 

            

Gabon

  

Gabon

  

Gabon

 
Crude oil and gas sales   $236  $245  $ 480  $ 84,700  $ 56,257  $ 35,001 
Production expense    (97)  (69)  (158)  (10,485)  (9,889)  (8,811)
Exploration expense    —     —     —     (2,631)  (267)  (2,096)
Depreciation, depletion and Amortization    (44)  (38)  (147)  (5,212)  (4,600)  (5,638)
        
Income (loss) before taxes    95   138   175   66,372   41,501   18,456 
Income tax (provision)    33   —     —     31,458   (11,972)  (5,514)
        
Results from oil and gas producing activities   $ 62  $138  $ 175  $ 34,914  $ 29,529  $ 12,942 
        

 
Proved Reserves
 

A reserve report as of December 31, 2005 has been opined on by Netherland Sewell & Associates, independent petroleum engineers. The following tables set forth the
net proved reserves of VAALCO Energy, Inc. as of December 31, 2005, 2004 and 2003, and the changes therein during the periods then ended.
 

   

Oil (MBbls)

  

Gas (MMcf)

 
PROVED RESERVES:        
BALANCE AT JANUARY 1, 2003   5,453  77 

Production   (1,266) (51)
Revisions   4,824  114 

    
BALANCE AT DECEMBER 31, 2003   9,011  140 

Production   (1,469) (22)
Revisions   96  (64)
Additions   1,447  —   
Sale of reserves in place   (351) —   

    
BALANCE AT DECEMBER 31, 2004   8,734  54 

Production   (1,635) (17)
Revisions   728  (16)

    
BALANCE AT DECEMBER 31, 2005   7,827  21 
    

   

Oil (MBbls)

  

Gas
(MMcf)

 
PROVED DEVELOPED RESERVES        

Balance at December 31, 2002   3,467  77 
Balance at December 31, 2003   6,492  140 
Balance at December 31, 2004   4,738  54 
Balance at December 31, 2005   5,326  21 

 
The Company’s proved developed reserves are located offshore Gabon and in Texas. The reserves in Gabon include the minority interest share of reserves held by the

9.99% owner of VAALCO International, Inc., which owns VAALCO Gabon (Etame), Inc. Proved oil reserves associated with discontinued operations in the Philippines were
351 thousand bbls in 2003 and were sold in 2004. There were no gas reserves in the Philippines in 2004 or 2003.
 

The revisions in 2003 and 2004 were predominately associated with better than expected reservoir performance from the Etame field offshore Gabon. Revisions in 2005
were associated with the Etame field and the Texas properties performance.
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The Company maintains a policy of not booking proved reserves on discoveries until such time as a development plan has been prepared for the discovery. Additionally,
the development plan is required to have the approval of the Company’s partners in the discovery. Furthermore, if a government agreement that the reserves are commercial is
required to develop the field, this approval must have been received prior to booking any reserves.
 

In 2004, the Company made two discoveries offshore Gabon, the Ebouri and the Avouma discoveries. The Avouma discovery was adjacent to a previous discovery
known as the South Tchibala discovery. The Company has received approval of the Avouma/South Tchibala joint development plan from the Gabon government and booked
additions to proven reserves of 1,447,000 bbls for the South Tchibala/Avouma field offshore Gabon in 2004.
 

For the Ebouri discovery, because of the decision to participate in a seismic shoot over Ebouri and other areas in the northern part of the Etame Block, the Company did
not request any approvals for the development of the Ebouri discovery from its partners or the government, pending the results of the seismic. Therefore, the Company has not
booked any reserves for the Ebouri discovery at December 31, 2005. The Company is preparing a development plan for Ebouri to be filed with the Gabon government in 2006.
The Company also has not booked any reserves associated with the North Tchibala discovery on the Etame block.
 
Standardized Measure of Discounted Future Net Cash

Flows Relating to Proved Oil Reserves
 

The information that follows has been developed pursuant to procedures prescribed by SFAS No. 69 and utilizes reserve and production data estimated by independent
petroleum consultants. The information may be useful for certain comparison purposes, but should not be solely relied upon in evaluating VAALCO Energy, Inc. or its
performance.
 

The future cash flows are based on sales prices and costs in existence at the dates of the projections, excluding Gabon royalties, and the interests of the Philippine
government and the other consortium members. Future production costs do not include overhead charges allowed under joint operating agreements or headquarters general and
administrative overhead expenses. Future development costs include $5,858 attributable to future abandonment when the wells become uneconomic to produce. The
standardized measure of discounted cash flows does not include the costs of abandoning the Company’s non-producing properties.
 

  

United States

  

International

  

Total

 

  

December 31,

  

December 31,

  

December 31,

 

  

2005

  

2004

  

2003

  

2005

  

2004

  

2003

  

2005

  

2004

  

2003

 

              

Gabon

  

Gabon

  

Philippines

          
Future cash inflows  $ 533  $ 977  $1,292  $ 444,249  $ 350,234  $ 259,909  4,978  $ 444,782  351,211  266,179 
Future production costs   (204)  (344)  (482)  (121,531)  (98,143)  (56,752) (1,999)  (121,735) (98,487) (59,233)
Future development costs   —     —     —     (30,927)  (27,554)  (14,037) (1,378)  (30,927) (27,554) (15,415)
Future income tax expense   (48)  (86)  (126)  (76,467)  (58,520)  (49,522) —     (76,515) (58,606_  (49,648)

           
Future net cash flows   281   547   684   215,324   166,017   139,598  1,601   215,605  166,564  141,833 
Discount to present value at 10% annual rate   (82)  (127)  (136)  (54,314)  (43,116)  (39,956) (181)  (54,396) (43,243) (40,273)

           
Standardized measure of discounted future net cash flows  $ 199  $ 420  $ 548  $ 161,010  $ 122,901  $ 99,642  1,420  $ 161,209  123,321  101,610 
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Income taxes represent amounts payable to the Government of Gabon on profit oil as final payment of corporate income taxes and for severance taxes in Texas.
 
Changes in Standardized Measure of Discounted Future Net Cash Flows:
 

The following table sets forth the changes in standardized measure of discounted future net cash flows as follows:
 

   

December 31,

 

   

2005

  

2004

  

2003

 
BALANCE AT BEGINNING OF PERIOD   $ 123,321  $ 101,610  $ 66,427 
Sales of oil and gas, net of production costs    (74,321)  (46,544)  (26,538)
Net changes in prices and production costs    87,991   48,242   3,995 
Revisions of previous quantity estimates    24,780   1,437   53,370 
Additions    —     33,887   —   
Sale of reserves in place    —     (1,451)  —   
Changes in estimated future development costs    (4,358)  (11,154)  1,966 
Development costs incurred during the period    11,852   9,721   552 
Accretion of discount    12,332   10,019   6,507 
Net change in income taxes    (14,506)  (9,064)  (7,170)
Change in production rates (timing) and other    (5,882)  (13,413)  2,438 
Discontinued Operations    —     31   63 
     
BALANCE AT END OF PERIOD   $ 161,209  $ 123,321  $ 101,610 
     
 

There are numerous uncertainties inherent in estimating quantities of proved reserves and in projecting future rates of production and timing of development
expenditures, including many factors beyond the control of the Company. Reserve engineering is a subjective process of estimating underground accumulations of crude oil and
natural gas that cannot be measured in an exact manner and the accuracy of any reserve estimate is a function of the quality of available data and of engineering and geological
interpretation and judgment. The quantities of oil and natural gas that are ultimately recovered, production and operating costs, the amount and timing of future development
expenditures and future oil and natural gas sales prices may all differ from those assumed in these estimates. The standardized measure of discounted future net cash flow
should not be construed as the current market value of the estimated oil and natural gas reserves attributable to the Company’s properties. The information set forth in the
foregoing tables includes revisions for certain reserve estimates attributable to proved properties included in the preceding year’s estimates. Such revisions are the result of
additional information from subsequent completions and production history from the properties involved or the result of a decrease (or increase) in the projected economic life
of such properties resulting from changes in product prices. Moreover, crude oil amounts shown are recoverable under the service contracts and the reserves in place remain the
property of the Gabon.
 

In accordance with the guidelines of the U.S. Securities and Exchange Commission, the Company’s estimates of future net cash flows from the Company’s properties
and the present value thereof are made using oil and natural gas contract prices in effect as of year end and are held constant throughout the life of the properties except where
such guidelines permit alternate treatment, including the use of fixed and determinable contractual price escalations. The contract price as of December 31, 2005 in Gabon was
$56.80 per Bbl oil, representing a $1.41 discount to the spot price of Dated Brent Crude at December 31, 2005.
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Under the Production Sharing Contract in Gabon, the Gabonese government is the owner of all oil and gas mineral rights. The right to produce the oil and gas is
stewarded by the Directorate Generale de Hydrocarbeures and the Production Sharing contract was awarded by a decree from the State. Pursuant to the service contract, the
Gabon government receives a variable royalty depending on production rate.
 

The consortium maintains a Cost Account, which entitles it to receive 70% of the production remaining after deducting the royalty so long as there are amounts
remaining in the cost account. At December 31, 2005 there was $4.8 million in the cost account ($1.5 million net to the Company). As payment of corporate income taxes the
consortium pays the government an allocation of the remaining “profit oil” production from the contract area ranging from 50% to 60% of the oil remaining after deducting the
royalty and the cost oil. The percentage of “profit oil” paid to the government as tax is a function of production rates. So long as amounts remain in the Cost Account, the net
share that the consortium receives from production can range from a low of 67.7% of production at production rate in excess of 25,000 BOPD to a high of 82.5% of production
at rates below 5,000 barrel per day. However, when the cost account becomes substantially recovered, the Company only recovers ongoing operating expenses and new project
capital expenditures, resulting in a higher tax rate. The Cost Account has been substantially recovered since the first quarter of 2005. During 2005, the Company cost recovered
502,000 bbls for ongoing operating expenses and capital expenditures out of a theoretical maximum Cost Oil of 1,143,000 bbls which would have been recoverable if the Cost
Account was full. Also because of the nature of the Cost Account, decreases in oil prices result in a greater number of bbls required to recover costs, therefore at lower oil
prices, the Company’s net reserves would increase.
 

The Etame Production Sharing Contract allows for the carve-out of a development area, which was performed for the Etame field and for the Avouma field. The Etame
development area has a term of 20 years and will expire in 2021. The Avouma field development area has a term of 20 years and will expire in 2025. The balance of the Etame
Block comprises the exploration area, which expires in July 2009 but is extendable to 2011 via an exploration well work commitment.
 

Under the service contract, it is not anticipated that the Gabonese government will take physical delivery of its allocated production. Instead, the Company is authorized
to sell the Gabonese government’s share of production and remit the proceeds to the Gabonese government.
 

The Mutamba Iroru service contract entitles the Company to receive 70% of the any future production remaining after deducting the royalty so long as there are amounts
remaining in the cost account. At December 31, 2005 there was $0.1 million in the cost account. As payment of corporate income taxes the consortium pays the government an
allocation of the remaining “profit oil” production from the contract area ranging from 50% to 63% of the oil remaining after deducting the royalty and the cost oil. The
percentage of “profit oil” paid to the government as tax is a function of production rates. So long as amounts remain in the Cost Account, the net share that the consortium
receives from production can range from a low of 72% of production at production rate in excess of 20,000 BOPD to a high of 85% of production at rates below 7,500 barrel
per day. However, when the cost account becomes substantially recovered, the Company only recovers ongoing operating expenses and new project capital expenditures,
resulting in a higher tax rate. The Mutamba Iroru service contract provides for a discovery to be reclassified into a development area with a term of twenty years.
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CONTRAT D’EXPLORATION ET DE PARTAGE DE PRODUCTION

ENTRE
L’Etat Gabonais, représenté par Monsieur Richard Auguste ONOUVIET, Ministre des Mines, de l’Energie, du Pétrole et des Ressources Hydrauliques,

D’une part,

ET
La société VAALCO Production (Gabon), Inc., société par actions ayant une capitalisation boursière actuelle de 88.104.000 Dollars des Etats-Unis d’Amérique au 30 juin
2005, constituée selon les lois en vigueur dans l’Etat du Delaware, ayant son siège social à 4600 Post Oak Place, Suite 309, Houston, Texas 77027, (USA) ci-après dénommée
le “Contracteur” ou partie contractante, représentée par son Président Monsieur Russell SCHEIRMAN;

D’autre part,

L’Etat Gabonais et le Contracteur étant également désignés ci-après collectivement “les Parties” et individuellement “la Partie”.
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Considérant:
 

 •  que l’Etat est propriétaire des ressources naturelles du sol et du sous-sol de son territoire, des zones marines relevant de sa souveraineté ou faisant partie de sa zone
économique exclusive ;

 

 •  que la découverte de ressources nationales en Hydrocarbures et leur mise en valeur contribuent, pour une part importante, à la mise en oeuvre de la politique de
développement économique et social du pays et à la promotion du bien-être de ses habitants ;

 

 •  qu’à cet effet, la recherche et l’exploitation des richesses nationales sont considérées comme des activités d’utilité publique ;
 

 

•  que, conformément à la loi n° 15/62 du 2 juin 1962 portant institution d’un Code Minier en République Gabonaise, telle que modifiée par les textes subséquents, au
décret n° 981/PR du 16 octobre 1970 fixant les conditions d’application du Code Minier et à la loi n° 14/82 du 24 janvier 1983 portant réglementation des activités de
recherche et d’exploitation des Hydrocarbures, l’Etat entend entreprendre des opérations de recherche, d’exploitation, de transport, de stockage et de
commercialisation des Hydrocarbures ;

 

 •  qu’il est de l’intérêt de l’Etat que les opérations ci-dessus soient effectuées dans le strict respect des méthodes adéquates et de la célérité compatible avec les
pratiques prévalant dans l’industrie des Hydrocarbures, et de manière à atteindre les objectifs ci-dessus ;

 

 
•  que le Contracteur dispose de capitaux suffisants, de la compétence technique et commerciale, du personnel, de la capacité d’organisation nécessaires pour mener à

bien les opérations spécifiées ci-après, et qu’il désire coopérer avec l’Etat en participant au développement de l’industrie des Hydrocarbures pour favoriser ainsi
l’expansion économique du pays et la promotion sociale de ses habitants.

 

 
•  que l’environnement fait partie du patrimoine national, ce qui comporte pour l’Etat Gabonais et l’ensemble des ressortissant des droits et obligations ; qu’il convient

de prendre systématiquement en compte la préservation de cet environnement dans toutes opérations et notamment dans le domaine de l’exploration et de
l’exploitation des ressources naturelles de la Nation ;

 

 
•  que les Parties, soucieuses de l’harmonisation du développement des ressources pétrolières nationales avec la préservation de l’environnement gabonais à l’issue des

opérations d’exploration et d’exploitation pétrolières, souhaitent définir et mettre en place les moyens les plus appropriés pour permettre et garantir que soient
effectuées les opérations de remise en état des sites pétroliers tout en conciliant une exploitation optimale des gisements avec la préservation de l’environnement ;

 

 
•  qu’il est de l’intérêt de l’Etat Gabonais que la réalisation des opérations Pétrolières, en particulier, en cas de découverte, l’exécution des opérations de remise en état

des sites à l’issue de l’exploitation, soient effectuées dans le strict respect des méthodes en vigueur dans l’industrie pétrolière internationale, tout en prenant
systématiquement en compte la préservation de l’environnement.
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Et étant précisé que, pour l’interprétation du Contrat, sont admises les définitions suivantes:
 

•  Année Civile signifie une période de douze mois consécutifs commençant le premier janvier et se terminant le trente et un décembre suivant, selon le calendrier grégorien;
 

•  Année Contractuelle signifie une période de douze mois consécutifs commençant à la Date Effective ou le jour anniversaire de celle-ci;
 

•  Autorisation Exclusive d’Exploration signifie l’acte administratif par lequel l’Etat autorise le Contracteur à entreprendre, dans la Zone Délimitée, à titre exclusif, tous
travaux et études de prospection, d’exploration et de recherche ayant pour but la découverte d’Hydrocarbures;

 

•  Autorisation Exclusive d’Exploitation signifie l’acte administratif par lequel l’Etat autorise le Contracteur à entreprendre, à titre exclusif, tous travaux de développement,
d’exploitation et de production de Gisements à l’intérieur d’une Zone d’Exploitation;

 

•  Baril signifie U S Barrel, soit 42 gallons américains à la température de 60° F.
 

•  Budget signifie l’estimation des dépenses, poste par poste, relatives aux Opérations Pétrolières figurant dans les Programmes Annuels de Travaux;
 

•  Condensat signifie les Hydrocarbures liquides obtenus par détente de Gaz Naturel;
 

•  Contrat signifie le présent acte et ses Annexes qui en font partie intégrante, ainsi que tout renouvellement, extension, substitution ou modification au Contrat que les Parties
décideraient;

 

•  Contracteur signifie la ou les parties cocontractantes de l’Etat, ainsi que tous organismes, établissements, personnes morales de droit public ou privé, entreprises, auxquels
un intérêt pourrait être cédé par la suite en application des dispositions des Articles 19 ou 42;

 

•  Coûts Pétroliers signifie toutes les dépenses effectivement supportées et payées par le Contracteur pour la réalisation des Opérations Pétrolières, déterminées conformément
au Contrat et à la Procédure Comptable objet de l’Annexe 2, pour lesquelles lui est reconnu un droit à récupération de leurs montants;

 

•  Date Effective signifie la date d’entrée en vigueur du Contrat prévue à l’Article 52;
 

•  Etat signifie l’Etat Gabonais, propriétaire des ressources naturelles du sol et du sous-sol de son territoire, des zones marines relevant de sa souveraineté ou faisant partie de
sa zone économique; Il est seul titulaire des titres miniers. Suivant le cas, il exerce les prérogatives de Puissance Publique découlant des attributs attachés à la souveraineté,
ou agit en qualité d’Etat-entrepreneur, dans le cadre d’associations avec des entreprises ou de prise de participation, ou en
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qualité d’actionnaire, par l’intermédiaire soit des Administrations et des agents des services publics, soit d’entreprises contrôlées par lui. L’Etat est indifféremment désigné
par “le Ministère chargé des Hydrocarbures”, “la Direction Générale chargée des Hydrocarbures”, “les Services chargés des Hydrocarbures”, ou, d’une manière générale,
“l’Administration”;

 

•  Forage d’Appréciation signifie tout forage destiné à évaluer une découverte et sa commercialité ;
 

•  Forage d’Exploration signifie tout forage destiné à mettre en évidence un Gisement ou à en déterminer l’étendue et l’importance;
 

•  Forage de Développement signifie tout forage destiné à produire les Hydrocarbures du Gisement;
 

•  Franc C.F.A. signifie la monnaie définie au titre H de la Convention de Coopération Monétaire entre les Etats Membres de la Banque des Etats de l’Afrique Centrale
(B.E.A.C.) et la République Française, signée à Brazzaville le 23 novembre 1972;

 

•  Gaz Naturel signifie méthane, éthane, propane, butane et, plus généralement, tous les Hydrocarbures gazeux, humides ou secs, associés ou non à des Hydrocarbures
liquides;

 

•  Gisement signifie accumulation d’Hydrocarbures dans le sous sol;
 

•  Gros Equipements signifie équipements dont la valeur excéderait la somme de 1.000.000 USD;
 

•  Hydrocarbures signifie Pétrole Brut, Condensat et Gaz Naturel;
 

•  Mois Civil signifie la période mensuelle du calendrier grégorien et qui commence le premier jour du mois et se termine le 28, le 29, le 30 ou le 31 du mois selon le cas ;
 

•  Opérateur signifie la société dûment mandatée par le Contracteur et agréée par l’Etat Gabonais pour la conduite et la réalisation des Opérations Pétrolières au nom, pour le
compte et sous la responsabilité du Contracteur;

 

•  Opérations Pétrolières signifie toutes les opérations de prospection, d’exploration, de développement, de production, de transport, de stockage des Hydrocarbures et, plus
généralement, toutes autres opérations directement liées aux précédentes, réalisées dans le cadre du Contrat, à l’exception des opérations de raffinage et de
commercialisation;
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•  Pétrole Brut signifie huile minérale brute, condensât, asphalte, ozocérite et toutes sortes d’Hydrocarbures et bitumes, solides ou liquides dans leur état naturel, ou obtenus
du Gaz Naturel par condensation ou extraction;

 

 
•  Production Totale Disponible signifie la production totale d’Hydrocarbures provenant de l’exploitation de tous les Gisements situés à l’intérieur de la Zone

Délimitée, décomptée sur ladite zone après dégazage, déshydratation, stabilisation, décantation, dessalage et dégazolinage (pour le Gaz Naturel), au moment où elle
est envoyée vers les canalisations d’évacuation ou, à défaut, vers les installations de stockage et diminuée des quantités:

 

 1) perdues ou brûlées lors d’essais de production sur la Zone d’Exploitation ou dans les installations de production, de collecte ou de stockage de ladite zone, sous
réserve que le Contracteur ait respecté la réglementation en vigueur et les directives et recommandations de l’Administration;

 

 2) réinjectées dans les Gisements de la Zone d’Exploitation;
 

 3) utilisées à la confection de fluides de forage pour les besoins de la Zone Délimitée;
 

 4) utilisées à des travaux exécutés, après forage, sur des puits de la Zone d’Exploitation;
 

 5) consommées dans les moteurs ou turbines fournissant l’énergie utilisée:
 

   i. à actionner les unités de pompage nécessaires sur les puits de la Zone d’Exploitation,
 

  ii. à collecter les Hydrocarbures sur la Zone d’Exploitation,
 

 iii. à faire fonctionner les installations de forage établies sur la Zone Délimitée pour les besoins de celle-ci.
 

•  Production Nette signifie la Production Totale Disponible d’Hydrocarbures, diminuée de la redevance minière proportionnelle;
 

•  Production Restante signifie la Production Nette diminuée des prélèvements d’Hydrocarbures opérés par le Contracteur au titre de la récupération des Coûts Pétroliers;
 

•  Programme Annuel de Travaux signifie l’ensemble des Opérations Pétrolières que le Contracteur s’engage à réaliser au cours d’une Année Civile dans la Zone Délimitée
ou dans une Zone d’Exploitation et figurant sur un document décrivant, poste par poste, ces Opérations Pétrolières;

 

•  Société Affiliée signifie une société ou toute autre entreprise:
 

 •  qui contrôle une ou plusieurs entreprises constituant le Contracteur,
 

 •  ou qui est contrôlée par une ou plusieurs entreprises constituant le Contracteur,
 

 •  ou qui est contrôlée par une entreprise qui contrôle elle-même le Contracteur.
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Ce contrôle signifie la propriété, directe ou indirecte, de plus de cinquante pour cent du capital de la société contrôlée, conférant à l’entreprise détenant le contrôle la
majorité absolue des droits de vote;

 

 •  Société non Affiliée ou Tiers signifie une société ou toute autre entreprise, autre que les Parties, n’entrant pas dans la définition précédente;
 

 •  Sous Enlèvement signifie la situation où l’une des Parties, à un moment donné, n’a pas encore pris et disposé de la totalité de la part d’Hydrocarbures à laquelle elle
a droit en application des dispositions du Contrat;

 

 •  Sur Enlèvement signifie la situation où l’une des Parties, à un moment donné, a déjà pris et disposé d’une quantité d’Hydrocarbures supérieure à celle à laquelle elle
a droit en application des dispositions du Contrat;

 

 •  Taux $ LIBOR signifie le taux d’intérêt interbancaire annuel appliqué pour le dollar des Etats-Unis d’Amérique tel que publié par le Financial Times ou le Wall
Street Journal;

 

 •  Zone Délimitée signifie la surface à l’intérieur du périmètre décrit à l’Annexe 1;
 

 •  Zone d’Exploitation signifie la surface située à l’intérieur de la Zone Délimitée sur laquelle l’Etat accorde au Contracteur, conformément à la réglementation en
vigueur et au Contrat, une Autorisation Exclusive d’Exploitation.

Ceci exposé, il est convenu et arrêté ce qui suit:
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ARTICLE 1
DISPOSITIONS GENERALES

1.1
Le Contrat constitue un accord en vue de l’exploration et du partage de la production des Hydrocarbures dont les clauses sont régies par les lois et règlements en vigueur

au Gabon.

Toutes les transactions effectuées dans le cadre du Contrat sont considérées comme des actes de commerce.

1.2
Le Contrat définit les droits et obligations des Parties, régit leurs relations mutuelles et fixe les règles et modalités d’exploration, d’exploitation et de partage de la

production entre elles. Il s’applique aux Opérations Pétrolières que doit réaliser le Contracteur dans la Zone Délimitée et la Zone d’Exploitation, étant entendu que les
substances et produits autres que les Hydrocarbures sont placés hors de son champ d’application.

1.3
Le Contracteur est tenu, pour tous les travaux nécessaires exécutés dans le cadre de la réalisation des Opérations Pétrolières, de se conformer aux règles de l’art

généralement admises dans l’industrie des Hydrocarbures.

1.4
Le Contracteur est tenu de fournir tous les moyens financiers et techniques nécessaires à la bonne réalisation des Opérations Pétrolières. Il a la faculté de recourir, sous

réserve d’obtenir l’agrément écrit de l’Administration, aux capitaux de Tiers pour le financement des investissements correspondants et à cette fin d’accorder tous gages,
nantissements et autres sûretés à titre de garantie sur ses titres sociaux et tous actifs lui appartenant. L’Administration ne refusera pas le dit agrément sans motif justifié. Le
Contracteur reste en revanche libre d’emprunter auprès de ses Sociétés Affiliées.

Le Contracteur est tenu de transmettre aux Services chargés des Hydrocarbures une copie certifiée conforme des conventions et contrats de prêts qu’il a conclus avec
des Tiers et qui doivent être passés sous la condition suspensive de l’obtention de l’agrément susvisé.

Cependant, les intérêts, agios, charges financières de toute nature, ainsi que les pertes de change éventuelles, liés à ce financement, quel qu’en soit l’origine et les
modalités, ne sont déductibles pour les besoins de l’Article 26.4 ni imputables aux Coûts Pétroliers donnant lieu à récupération en application des Articles 24 et 26.10, que dans
les cas et suivant les modalités et restrictions prévus aux dits Articles et dans la Procédure Comptable.

1.5
Le Contracteur supportera seul le risque financier attaché à la réalisation des Opérations Pétrolières, sous réserve des dispositions de l’Article 19.
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1.6
Pendant la durée du Contrat, la totalité de la production résultant des Opérations Pétrolières sera partagée entre les Parties au prorata de chacune d’elles suivant les

modalités et les principes définis aux Articles 24, 25 et 26. Les entités formant le Contracteur, y compris les cessionnaires éventuels conformément aux articles 19 et 42, sont
considérées ne former qu’une seule entité.

En revanche, pour le partage de la Production Totale Disponible, chacune des entreprises constituant le Contracteur est traitée comme une entité distincte et agit
fiscalement pour son propre compte.

1.7
Le Contracteur, dans le mois suivant la Date Effective, notifie à l’Administration l’entreprise désignée en qualité d’Opérateur chargé de la réalisation des Opérations

Pétrolières.

L’Opérateur, au nom, pour le compte et sous la responsabilité du Contracteur, communiquera à l’Administration tous rapports, informations et renseignements prévus
par la réglementation en vigueur et par le Contrat, ainsi que tous contrats ou conventions liant les entreprises constituant le Contracteur. L’Opérateur agit en tant que mandataire
de celles-ci pour la réalisation des Opérations Pétrolières. Le Contracteur peut, à tout moment, désigner un autre Opérateur, sous réserve qu’il ait obtenu l’approbation préalable
de l’Administration, qui ne pourra pas refuser sans motif justifié.

1.8
Dans le cadre de la mise en oeuvre des modalités d’exécution du Contrat, le Responsable des Services chargés des Hydrocarbures prend toutes décisions, donne tout

consentement ou autorisation nécessaires ou utiles à la réalisation des Opérations Pétrolières.

1.9
Pendant la durée du Contrat, l’Etat peut, à tout moment, et notamment lors d’une prise de participation dans le cadre de l’Article 19, mandater une entreprise ou un

organisme de son choix pour la gestion des droits et obligations résultant de cette participation.

1.10
Le Contracteur doit tenir à la disposition de la Direction Générale chargée des Hydrocarbures un état dans lequel sont consignés, notamment les montants dégagés pour

toute cession d’actifs;

Les plus-values de transactions réalisées par le Contracteur à partir du Contrat;

Les valeurs estimées des biens acquis dans le cadre du Contrat, dans les conditions prévues à l’Article 10.3, accompagnées d’un tableau récapitulatif desdits biens avec
leurs prix et dates d’acquisition;

Les montants estimés des travaux contractuels restant à réaliser tels que prévu à l’Article 4.
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1.11
Le Contracteur contribue à la création d’un fonds de soutien des Hydrocarbures dont le but est de faire progresser la recherche et la promotion pétrolières. Ce fonds est

provisionné selon les dispositions de l’Article 21.7.

1.12
La Zone Délimitée est celle qui est définie dans l’Annexe 1.
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ARTICLE 2
COMITE TECHNIQUE DE SUIVI DES OPERATIONS PETROLIERES

2.1
Dans le mois suivant la Date Effective, un Comité Technique de Suivi des Opérations Pétrolières est constitué.

II est composé, en nombre égal, de représentants de l’Etat et du Contracteur. Les premiers sont désignés parmi les responsables de l’Administration, en particulier parmi
ceux des Services chargés des Hydrocarbures, et des administrations domaniales, fiscales ou douanières.

Le Président dudit Comité Technique est obligatoirement un représentant des Services chargés des Hydrocarbures.

2.2
Le Comité Technique de Suivi est un organe consultatif chargé d’examiner, de vérifier et de faire part de ses recommandations sur:

 

 •  les programmes de travaux et les budgets prévus aux Articles 5.1 et 20.1, avant leur présentation à l’Administration pour approbation ;
 

 •  les procédures d’appel d’offres à la concurrence et le choix des fournisseurs et sous- traitants;
 

 •  les réalisations de travaux d’exploration, de développement et de production des Gisements découverts et les dépenses correspondantes;
 

 •  les demandes de prorogation des périodes d’exploration;
 

 •  la configuration des surfaces devant faire l’objet de rendus, à l’expiration des périodes d’Exploration, conformément aux dispositions du Contrat ;
 

 •  le caractère commercialement exploitable de toute découverte d’Hydrocarbures sur la base du rapport établi à cet effet;
 

 •  la délimitation des gisements d’Hydrocarbures découverts et la configuration des périmètres faisant l’objet d’une demande d’Autorisation Exclusive d’Exploitation de la
part du Contracteur;

 

 •  les plans annuels de production;
 

 •  les quantités d’Hydrocarbures prélevées ou utilisées en aval du point où est décomptée la Production Totale Disponible passible de la redevance minière proportionnelle ;
 

 •  l’application des règles de conservation des Gisements édictées par l’Administration ou, à défaut, inspirées des pratiques généralement admises dans l’industrie des
Hydrocarbures;

 

 •  les mesures de prévention de la pollution et les règles de sécurité et d’hygiène sur les lieux de travail;
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 •  le choix entre l’achat et la location par le Contracteur des gros équipements et des installations importantes en application des dispositions de l’Article 10.3;
 

 •  les conditions d’emploi du personnel, en application des dispositions de l’Article 38.12 ;
 

 •  les mesures à prendre par le Contracteur pour la formation de Gabonais en application des dispositions du présent Contrat ;
 

 •  les versements annuels et les intérêts capitalisés sur le Fond pour le Financement des Opérations d’Abandon et de Démantèlement.

Le Comité Technique de Suivi des Opérations Pétrolières peut, dans le cadre de ses attributions confier des études à des sous-comités ad hoc qui peuvent être constitués de
représentants du Contracteur et de ceux de l’Administration.

2.3
Les avis, suggestions et recommandations du Comité Technique de Suivi des Opérations Pétrolières sont adoptés à la majorité des voix, chaque membre disposant d’une

voix et ne pouvant recevoir qu’une seule délégation de vote.

En l’absence de vote contraire, le Comité Technique de Suivi des Opérations Pétrolières est présumé accepter la proposition du Contracteur.

Le Comité Technique de Suivi des Opérations Pétrolières délibère valablement si les deux tiers au moins de ses membres sont présents ou représentés, dont le président
ou, en cas d’empêchement de celui-ci, son représentant.

2.4
Le Comité Technique de Suivi des Opérations Pétrolières se réunit au moins deux fois par an en période d’exploration et, au moins trois fois par an, en cas de

découverte et en période de développement et d’exploitation.

Les réunions se tiennent à l’initiative du Contracteur ou de l’Administration, sur convocation du président du Comité Technique de Suivi adressée au moins quinze jours
avant la date de la réunion.

En cas d’urgence, les membres se réunissent dès que possible ou se consultent par tout moyen de télétransmission (télécopie ou autre).

Le Contracteur peut demander la convocation du Comité Technique de Suivi des Opérations Pétrolières en réunion extraordinaire lorsqu’il désire lui soumettre des
questions particulières.

L’ordre du jour est proposé par la Partie ayant demandé la réunion; les documents nécessaires relatifs aux points de l’ordre du jour sont préparés par le Contracteur ou,
le cas échéant, par l’Administration et communiqués aux membres du Comité Technique avec copie au Directeur Général chargé des Hydrocarbures au moins quinze (15) jours
avant la date de la réunion.

Le Contracteur assure le Secrétariat du Comité Technique de Suivi des Opérations Pétrolières et prépare les procès-verbaux de chaque réunion.
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2.5
Les frais occasionnés par l’activité du Comité Technique de Suivi des Opérations Pétrolières, ainsi que ceux supportés par l’Administration dans ce cadre, sont à la

charge du Contracteur et considérés comme des Coûts Pétroliers.
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ARTICLE 3
PERIODES D’EXPLORATION

3.1
Il est octroyé au Contracteur, avec effet à la Date Effective, une Autorisation Exclusive d’Exploration sur la Zone Délimitée, pour une première période de trois

(3) Années Contractuelles.

A la demande du Contracteur, présentée au moins quarante-cinq (45) jours avant l’expiration de la période, celle-ci peut être prorogée de trois (3) mois au maximum
pour permettre à celui-ci l’achèvement d’une obligation en cours.

Cette prorogation est accordée par décision des Services chargés des Hydrocarbures.

Le Contracteur est cependant tenu de faire de son mieux pour que, dans des circonstances normales, l’obligation puisse être achevée avant la fin normale de la période
susvisée.

3.2
Si le Contracteur, durant la première période, prorogée s’il y a lieu en application de l’Article 3.1, a satisfait à ses obligations résultant du Contrat, notamment aux

engagements de travaux définis à l’Article 4, l’Autorisation Exclusive d’Exploration est, à sa demande, renouvelée pour une seconde période de deux (2) Années Contractuelles
sur la totalité de la Zone Délimitée.

La seconde période peut, également, être prorogée de un (1) an au maximum pour les mêmes motifs et dans les mêmes conditions que celles indiquées à l’Article 3.1.

Le Contracteur doit présenter sa demande de renouvellement pour la seconde période au moins trente (30) jours avant l’expiration de la première.

Si le Contracteur a bénéficié de la prorogation prévue à l’Article 3.1, le délai de trente (30) jours susvisé court à compter de la fin de cette prorogation, afin de lui
permettre d’examiner et d’évaluer les résultats des travaux et de juger de l’intérêt de présenter une demande de renouvellement.

Le renouvellement est accordé par Arrêté du Ministre chargé des Hydrocarbures.

3.3
Si à la fin d’une quelconque période, l’Autorisation Exclusive d’Exploration n’est pas renouvelée, le Contracteur doit libérer l’ensemble de la Zone Délimitée, à

l’exception des Zones d’Exploitation ou des surfaces pour lesquelles il a présenté une demande d’Autorisation Exclusive d’Exploitation en cours d’instruction.
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ARTICLE 4
ENGAGEMENTS DE TRAVAUX PENDANT LES PERIODES D’EXPLORATION

4.1
Durant la période d’exploration définie à l’Article 3.1, le Contracteur est tenu de réaliser, sur toute l’étendue de la Zone Délimitée, au moins les travaux suivants:

 

 •  retraitement et réinterprétation de la sismique existante ;
 

 •  un (1) puits d’exploration ferme.

Pour réaliser ce Programme de Travaux dans les conditions techniques les meilleures généralement admises dans l’industrie des Hydrocarbures, le Contracteur investira une
somme estimée à quatre (4) millions de dollars des Etats-Unis d’Amérique.

Le Contracteur est tenu de commencer les travaux géologiques et géophysiques sur lesquels portent les engagements ci-dessus dans les quatre (4) mois suivant la Date
Effective.

4.2
Durant la seconde période d’exploration définie à l’Article 3.2, le Contracteur est tenu de réaliser, sur toute l’étendue de la Zone Délimitée, au moins les travaux suivants:

 

 •  acquisition de 200 Km de sismique 2D supplémentaire ;
 

 •  un (1) puits d’exploration ferme.

Pour réaliser ce Programme de Travaux dans les conditions techniques les meilleures généralement admises dans l’industrie des Hydrocarbures, le Contracteur investira une
somme estimée à cinq (5) millions de dollars des Etats-Unis d’Amérique.

4.3
Les forages prévus ci-dessus seront réalisés jusqu’à la profondeur d’au moins trois mille (3000) mètres ou jusqu’à ce que la formation géologique Gamba Dental soit

reconnue sur au moins cinquante (50) mètres si elle s’étend au delà de la profondeur contractuelle.

Si, à la profondeur contractuelle, la formation visée ci-dessus n’a pas été rencontrée, les Parties se consulteront pour examiner si la poursuite du forage présente un
intérêt pour elles.

Si, le forage est arrêté à une profondeur inférieure à celle initialement prévue et ayant été exécuté selon les règles de l’art généralement admises dans l’industrie des
hydrocarbures, l’arrêt est justifié par l’une des raisons suivantes :
 

 •  le socle est rencontré à une profondeur inférieure à celle qui était prévue;
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 •  la poursuite du forage présente un danger manifeste en raison de l’existence d’une pression de couche anormale;
 

 •  des formations rocheuses sont rencontrées, dont la dureté ne permet pas la poursuite du forage avec des équipements habituels;
 

 •  des formations pétrolifères sont rencontrées, dont la traversée nécessite, pour leur protection, la pose de tubes ne permettant pas d’atteindre la profondeur contractuelle.

Le forage arrêté pour les raisons ci-dessus sera réputé avoir été foré à la profondeur contractuelle à condition que les raisons invoquées aient été portées en temps utile à
la connaissance de l’Administration et considérées par celle-ci comme justifiées.

A cet effet, le Contracteur est tenu d’informer le Directeur Général chargé des Hydrocarbures de l’arrêt du forage et de préciser les raisons pour lesquelles le forage est
arrêté à une profondeur inférieure à celle initialement prévue. L’Administration peut s’opposer, par écrit, dans un délai de sept (7) jours francs suivant la date de réception des
informations susvisées.

En tout état de cause et à défaut de réponse de l’Administration les sept (7) jours suivant la fourniture des informations visées ci-dessus, l’arrêt du forage sera considéré
comme accepté par elle.

4.4
Le Contracteur est tenu de réaliser l’intégralité des travaux prévus pour une période d’exploration considérée même si cela doit entraîner pour lui un dépassement de la

somme estimée pour cette période.

En revanche, si le Contracteur a réalisé, au titre d’une période d’exploration donnée, son engagement de travaux pour un montant inférieur à la somme estimée pour cette
période, il est considéré comme ayant rempli ses obligations.

4.5
Lorsque l’Administration constate que le Contracteur n’a pas rempli son engagement de travaux au titre d’une période d’exploration donnée, elle l’en avise par écrit.

La procédure prévue par l’Article 49.10 est alors mise en oeuvre en tant que de besoin.
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ARTICLE 5
ETABLISSEMENT ET APPROBATION DES PROGRAMMES ANNUELS

DE TRAVAUX ET DES BUDGETS CORRESPONDANTS
5.1

Au plus tard deux (2) mois après la Date Effective, le Contracteur soumet à l’Administration, pour approbation, un Programme Annuel de Travaux et le Budget
correspondant, pour l’ensemble de la Zone Délimitée, spécifiant les Opérations Pétrolières se rapportant à la période allant de la Date Effective au 31 décembre suivant.

Au plus tard le 30 septembre de chaque année, le Contracteur soumet à l’Administration, pour approbation, un Programme Annuel de Travaux et le Budget
correspondant, pour l’ensemble de la Zone Délimitée, en spécifiant les Opérations Pétrolières qu’il se propose de réaliser au cours de l’Année Civile suivante.

Le Programme Annuel de Travaux et le Budget correspondant doivent être examinés par le Comité Technique de Suivi des Opérations Pétrolières, conformément aux
dispositions de l’Article 2.2, avant d’être soumis à l’approbation de l’Administration; les avis, suggestions et recommandations du Comité Technique de Suivi doivent y être
annexés.

5.2
Si l’Administration estime que des modifications aux Opérations Pétrolières prévues au Programme Annuel de Travaux sont nécessaires ou utiles, elle doit, dans le délai

de trente jours suivant la réception de ce Programme, en informer par écrit le Contracteur en indiquant les modifications qu’elle demande, appuyées de justifications qu’elle
juge utiles.

L’Administration et le Contracteur se réunissent alors aussi rapidement que possible pour examiner les modifications demandées et faire de leur mieux pour établir, d’un
commun accord, le Programme Annuel de Travaux et le Budget correspondant dans leur forme définitive.

En tout état de cause, les parties du Programme Annuel de Travaux pour lesquels l’Administration n’aura pas demandé de modifications sont considérées comme
approuvées et devront être réalisées par le Contracteur dans les délais initialement prévus, étant entendu que lesdites modifications n’entraîneront pas en principe un délai
supplémentaire dans la réalisation des travaux. Au cas contraire, la durée initialement convenue serait prorogée du temps nécessaire à la mise en oeuvre des modifications.

Si, à l’expiration du délai de trente (30) jours prévu ci-dessus, l’Administration n’a pas adressé de demande de modifications au Contracteur, le Programme Annuel de
Travaux et le Budget correspondant sont réputés approuvés.
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5.3
Si les connaissances acquises au fur et à mesure de l’exécution des travaux ou des circonstances particulières justifient le bien-fondé de certains changements peu

importants dans les Opérations Pétrolières prévues au Programme Annuel de Travaux, le Contracteur peut effectuer, après avoir recueilli l’approbation des Services chargés
des Hydrocarbures, les modifications correspondantes, à condition que les objectifs fondamentaux fixés ne soient pas modifiés.
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ARTICLE 6
RENONCIATION AUX DROITS

6.1
Le Contracteur peut renoncer à ses droits résultant du Contrat sur tout ou partie de la Zone Délimitée, sous réserve de l’application des dispositions de l’Article 7.

6.2
Durant la première période d’exploration définie à l’Article 3.1, la renonciation ne peut porter que sur la totalité de la Zone Délimitée, sous réserve des dispositions de

l’Article 6.5.

6.3
Durant la seconde période d’exploration définie à l’Article 3.2, la renonciation peut porter sur la totalité ou une partie de la Zone Délimitée.

6.4
Le Contracteur doit informer par lettre l’Administration de sa décision de renoncer à ses droits en indiquant, dans le cas d’une renonciation partielle, la partie de la Zone

Délimitée sur laquelle porte cette renonciation. Celle-ci devient effective soixante (60) jours après la réception de la lettre susvisée, à moins que l’Administration ne soit
d’accord pour que cette renonciation prenne effet à une date plus rapprochée.

En cas de renonciation totale, une garantie de paiement des indemnités prévues à l’Article 7 devra être annexée à la lettre de notification de la décision de renonciation.

Dans les trente (30) jours suivant la prise d’effet de la renonciation, le Contracteur adresse à l’Administration un rapport détaillé, accompagné des justificatifs appropriés
sur les travaux qu’il a réalisés sur la Zone Délimitée et les dépenses correspondantes.

6.5
En cas de renonciation, le Contracteur a le droit de conserver les Zones d’Exploitation ou les surfaces pour lesquelles il a présenté une demande en cours d’instruction.

6.6
En cas de renonciation partielle, chaque surface rendue doit être de superficie suffisante pour permettre la réalisation d’opérations pétrolières, et de forme simple ayant

pour limites des parallèles et des méridiens terrestres.

6.7
Une renonciation partielle au cours de la première période d’exploration n’a pas pour effet de réduire les engagements de travaux du Contracteur définis à l’Article 4.1;

la part des travaux non encore réalisés à la date à laquelle la renonciation est devenue effective, est reportée sur la partie restante de la Zone Délimitée.
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ARTICLE 7
INSUFFISANCE DE TRAVAUX D’EXPLORATION

7.1
En cas de renonciation à la totalité de la Zone Délimitée prévue aux Articles 6.1 ou 6.2, sans que les engagements de travaux, définis à l’Article 4, aient été remplis, le

Contracteur est tenu de payer à l’Etat, dans les trente (30) jours de la prise d’effet de la renonciation et sur la base des indications prévues à l’Article 6.4, une indemnité
correspondant au coût, estimé à la date de la prise d’effet de la renonciation, des travaux qui n’ont pas été réalisés.

7.2
Dans les trente (30) jours suivant la prise d’effet de la renonciation, le Contracteur adresse à l’Administration un rapport détaillé, accompagné des justificatifs appropriés

sur les travaux qu’il a réalisés sur la Zone Délimitée et les dépenses correspondantes.

7.3
Si, à l’expiration de l’une quelconque des périodes d’exploration, le Contracteur n’a pas rempli ses engagements de travaux définis à l’Article 3, il est tenu de payer à

l’Etat, dans les trente (30) jours de la date d’expiration de la période concernée, une indemnité correspondant au coût des travaux non réalisés, tel qu’il peut être estimé à cette
date.

7.4
En cas de retard dans le paiement de l’indemnité à verser à l’Etat en application des Articles 7.1 et 7.2, les sommes dues à ce titre portent intérêt calculé, à compter de la

date limite à laquelle les indemnités auraient dû être payées, et jusqu’à leur paiement par le Contracteur, au taux $ LIBOR majoré de deux (2) points.

7.5
Si les sommes estimées visées aux Articles 7.1 et 7.3 sont inférieures à celles réellement dues, la différence, augmentée de l’intérêt visé à l’Article 7.6, calculé à la date à

laquelle l’indemnité aurait dû être versée, est payée à l’Etat dans les meilleurs délais.

7.6
Les sommes non payées aux dates prévues sont augmentées d’un intérêt de retard calculé au taux $ LIBOR majoré de deux (2) points.

7.7
Le principe d’indemnités correspondant aux coûts des travaux non réalisés ne préjuge pas des mesures que pourrait prendre l’Administration sur les autres insuffisances

constatées.
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ARTICLE 8
OBLIGATIONS DU CONTRACTEUR DURANT LES PERIODES D’EXPLORATION

8.1
Le Contracteur fournit tous les fonds nécessaires au règlement des dépenses relatives à la réalisation des Opérations Pétrolières définies dans le Programme Annuel de

Travaux.

Le Contracteur réalise les Opérations Pétrolières en se dotant de matériels, équipements et matériaux appropriés dans le strict respect des dispositions de l’Article 10.3.

8.2
Le Contracteur est responsable de l’exécution des Programmes Annuels de Travaux.

Les travaux sont réalisés dans les meilleures conditions d’efficacité et de coût; d’une manière générale, le Contracteur met en oeuvre tous moyens appropriés en vue de
l’exécution des Programmes Annuels de Travaux en prenant en compte les intérêts économiques des Parties et en utilisant les techniques les plus conformes aux règles de l’art
généralement admises dans l’industrie des Hydrocarbures.

8.3
Le Contracteur s’engage à prendre toutes les dispositions en matière de sécurité et de protection de l’environnement, conformément à l’Article 14.

Il s’engage également à prendre toutes les dispositions pratiques pour :
 

 a) assurer la protection de nappes aquifères rencontrées;
 

 •  au cours des forages, par une bonne cimentation du cuvelage dans les puits ;
 

 •  lors des opérations d’abandon des puits non productifs, par l’application de bouchons de ciment afin d’isoler les couches à pression des autres niveaux
réservoirs et de la surface.

 

 b) effectuer les essais nécessaires à l’appréciation de la valeur des indices d’hydrocarbures recueillis en cours de forage, et du caractère exploitable des gisements
découverts.

8.4
En mer, les travaux effectués et les installations érigées par le Contracteur dans le cadre du Contrat doivent, selon leur nature et les circonstances, être réalisés, placés,

indiqués, balisés, équipés et conservés de façon à laisser, en permanence et dans de bonnes conditions de sécurité, le libre passage à la navigation dans les eaux de la Zone
Délimitée.

Sans préjudice de ce qui précède, le Contracteur doit, pour faciliter la navigation, installer les dispositifs sonores ou optiques approuvés ou exigés par les autorités
compétentes, et les entretenir d’une manière qui réponde aux prescriptions desdites autorités.
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8.5
Lors de la construction et de l’entretien des installations nécessaires pour la réalisation des Opérations Pétrolières, le Contracteur ne doit causer aucun trouble à

l’intérieur du périmètre d’un cimetière ou à un immeuble utilisé comme lieu de culte, déjà existant au moment des travaux.

Il ne doit causer aucun trouble de nature à porter atteinte à l’usage normal d’un immeuble sans le consentement préalable des occupants. Le Contracteur est tenu de
payer des indemnités en compensation des dommages causés par lui aux tiers.

8.6
En application de la Convention Internationale sur la Pollution des Eaux de la Mer par les Hydrocarbures signée à Londres le 12 Mai 1954, des amendements dont elle a

fait l’objet et des textes pris pour assurer sa mise en oeuvre, le Contracteur s’engage à prendre toutes les précautions nécessaires pour prévenir toute pollution marine.

A cet effet, l’Etat peut décider de toute mesure supplémentaire qui lui paraîtrait nécessaire pour assurer la préservation de la zone marine.

8.7
A conditions de prix, de qualité et de délais de livraison similaires, le Contracteur s’engage, pour les contrats d’approvisionnement, de travaux et de services, à donner la

préférence aux entreprises détenues par des nationaux.

8.8
Sauf urgence ou disponibilité d’équipements, les contrats dont le montant peut atteindre ou dépasser l’équivalent de un million (1.000.000) de dollars des Etats Unis

d’Amérique doivent faire l’objet d’appels d’offres.

Le Contracteur informe le Service chargé des Hydrocarbures, au moins quinze jours à l’avance, de la date, de l’heure et du lieu du dépouillement des offres. Les
représentants du Service chargé des Hydrocarbures participent, si cela s’avère nécessaire, au dépouillement des offres et de leur étude.

Les informations mises à la disposition des participants aux opérations de dépouillement et d’étude des offres doivent être communiquées, en même temps, au Service
chargé des Hydrocarbures.

Un original ou une copie certifiée conforme des contrats correspondant aux offres retenues est transmis au Directeur Général chargé des Hydrocarbures dès que possible.

Toute absence de commentaires dans les trente (30) jours francs suivant la communication des informations relatives aux contrats à l’Administration vaudra acceptation
par l’Etat des termes et conditions de ces contrats donnant dès lors droits à l’imputation intégrale des coûts associés à chacun des contrats transmis au débit du compte des
Coûts Pétroliers.
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8.9
Une liste de tous les contrats conclus par le Contracteur au cours de chaque trimestre civil, pour la réalisation des Opérations Pétrolières, est transmise au Directeur

Général chargé des Hydrocarbures dans les quinze (15) jours suivant la fin du trimestre concerné.

Pour chaque contrat, l’objet et le montant ainsi que le nom du cocontractant sont précisés dans la lettre de transmission.

8.10
Le Contracteur est tenu de mettre à la disposition des représentants du Service chargé des Hydrocarbures tous les moyens leur permettant le suivi permanent des

Opérations Pétrolières.

Il devra notamment prévoir dans ses locaux, un bureau équipé de moyens de travail et de communication et assurer la prise en charge des dits représentants dans le
cadre de leurs missions.

Cette prise en charge sera incluse dans les Coûts Pétroliers.

8.11
Dans les quarante-cinq (45) jours suivant la date d’expiration des Périodes d’Exploration définies à l’Article 3, le Contracteur adresse au Directeur Général chargé des

Hydrocarbures un rapport détaillé, accompagné des justificatifs appropriés, sur les travaux qu’il a réalisés sur la Zone Délimitée, les dépenses correspondantes et, le cas
échéant, le volume et le coût estimé des travaux non réalisés.
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ARTICLE 9
DROITS AFFERENTS AUX PERIODES D’EXPLORATION

9.1
Sous réserve des dispositions particulières du Contrat, le Contracteur dispose des droits dont l’exercice conditionne la réalisation des Opérations Pétrolières dans la Zone

Délimitée et bénéficie à cet effet de toutes les facilités possibles.

Ces droits impliquent notamment:
 

 a) l’entière responsabilité de l’administration, de la gestion, du contrôle et de la conduite des Opérations Pétrolières;
 

 
b) la faculté d’exercer les droits conférés par le Contrat et les pouvoirs en découlant, par l’intermédiaire d’agents et d’entrepreneurs indépendants dont il supporte les

rémunérations, frais et charges, conformément à la réglementation en vigueur au Gabon sur les transactions financières et sous réserve des dispositions de l’Article
8.7.

 

 c) Sous réserve des dispositions de l’Article 11.5 et des coûts de photocopie ou autre moyen de reproduction, le Contracteur aura libre accès aux échantillons,
documents, rapports, études et données conservées par l’Administration qui existent s’agissant de la Zone Délimitée.

9.2
Sous réserve de la réglementation en vigueur et des dispositions de l’Article 8, le Contracteur aura le droit de défricher les terrains, de creuser, percer, forer, construire,

ériger, placer, approvisionner, faire fonctionner, administrer et entretenir des fosses, cuves, puits, tranchées, excavations, barrages, canaux, conduites d’eau, usines, réservoirs,
bassins, installations d’emmagasinage en mer et à terre, groupes de distillation primaire, groupes séparateurs des essences de première extraction, usines de soufre et autres
installations de production d’Hydrocarbures, ainsi que les canalisations, stations de pompage, groupes générateurs, centrales électriques, lignes à haute tension, moyens de
télécommunications, fabriques, entrepôts, bureaux, baraquements, maisons pour le personnel, hôpitaux, écoles, locaux, ports, docks, havres, digues, jetées, dragues, brise-lames,
appontements sous-marins et autres installations, navires, véhicules, voies ferrées, routes, ponts, ferry-boats, lignes aériennes, aéroports et autres moyens de transport, garages,
hangars, ateliers, fonderies, ateliers de réparation et tous les services auxiliaires qui s’y rapportent, et, plus généralement, tout ce qui est nécessaire à la réalisation des
Opérations Pétrolières.

L’emplacement de ces installations peut être choisi par le Contracteur sous réserve de la réglementation en vigueur et des dispositions des Articles 8.5, 13 et 14.

9.3
Les agents, employés et préposés du Contracteur ou de ses sous-contractants pourront, dans le cadre de leurs fonctions, entrer dans la Zone Délimitée ou en sortir, et

accéder librement à toutes les installations mises en place par le Contracteur pour la réalisation des Opérations Pétrolières.
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ARTICLE 10
PROPRIETE DES BIENS

10.1
Les biens immeubles tels que puits et bâtiments et leur matériel d’équipement, les appontements, routes, ponts, canaux, ports, docks, digues, jetées, conduites d’eau,

canalisations, réservoirs, bassins, voies ferrées, terrains, constructions, entrepôts, bureaux, usines, ainsi que les machines et équipements établis à demeure, achetés ou construits
par le Contracteur, ainsi que les biens meubles acquis ou fabriqués par lui pour la réalisation des Opérations Pétrolières, sont la propriété de l’Etat.

Un inventaire de ces biens est établi à la fin de chaque année et communiqué au plus tard le ler Mars de l’Année suivante au Service chargé des Hydrocarbures.

Le Contracteur pourra utiliser à titre gracieux ces biens meubles et immeubles dans le cadre du Contrat et pour toute la durée nécessaire aux Opérations Pétrolières, quel
que soit leurs statuts vis-à-vis des coûts pétroliers.

Il pourra aussi les utiliser pour la réalisation d’autres Opérations Pétrolières régies par d’autres contrats auxquels il est partie, moyennant paiement d’un prix de location
calculé d’une façon appropriée et approuvé par l’Administration.

Les recettes en résultant sont inscrites au compte des Coûts Pétroliers et viennent en diminution de ceux-ci. Elles sont versées à l’Etat si les Coûts Pétroliers restant à
récupérer ne correspondent plus qu’à des dépenses d’exploitation.

Pour couvrir ces biens, le Contracteur contracte, pour le compte de l’Etat, toutes les assurances nécessaires exigées par la réglementation en vigueur et conformément
aux pratiques généralement admises.

Les primes d’assurance payées à ce titre sont incluses dans les Coûts Pétroliers.

Les indemnités perçues en cas de sinistre sont inscrites au compte des Coûts Pétroliers et viennent en diminution de ceux-ci.

Elles sont reversées à l’Etat si les Coûts Pétroliers restant à récupérer ne correspondent plus qu’à des dépenses d’exploitation, à moins qu’elles ne soient consacrées au
remplacement des biens perdus ou détruits.

10.2
Les dispositions de l’Article 10.1 ne sont pas applicables aux biens appartenant à des Tiers ou des Sociétés Affiliées pris en location par le Contracteur en vertu d’un

bail ou d’une location simple.
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10.3
A conditions économiques équivalentes, le Contracteur s’engage à donner la priorité à l’achat des biens sur le bail ou la location.

En ce qui concerne les Gros Equipements et les installations importantes, le Contracteur doit, avant d’opter pour l’achat ou la location, recueillir les avis et
recommandations du Comité Technique de Suivi des Opérations Pétrolières et soumettre son choix, dûment justifié, à l’approbation de l’Administration.

Ce choix ne devient définitif qu’après l’obtention de ladite approbation.

Lors de l’examen du Programme Annuel de Travaux et du Budget correspondant, l’Administration désigne les gros équipements et les installations importantes y
figurant pour lesquels le Comité Technique de Suivi des Opérations Pétrolières doit être consulté, et l’approbation de l’Administration requise.

Le Contracteur doit tenir à la disposition du Ministère des Hydrocarbures un rapport mis à jour annuellement et mentionnant :
 

 •  la valeur estimée des immobilisations acquises dans des Opérations Pétrolières conformément à l’article 10.3 et un tableau résumant leur prix et leur date d’acquisition;
 

 •  les sommes reçues correspondantes au transfert de toutes immobilisations.
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ARTICLE 11
RAPPORTS D’ACTIVITES PENDANT LES PERIODES D’EXPLORATION

11.1
L’Etat, par l’intermédiaire de la Direction Générale chargée des Hydrocarbures, doit pouvoir, à tout moment, disposer de toutes les données originales se rapportant aux

Opérations Pétrolières telles que rapports géologiques, géophysiques et pétrophysiques, rapports de forage, de mise en exploitation, ainsi que de toutes les informations à
caractère technique, comptable et financier qu’il estime utiles pour l’exercice de son pouvoir de contrôle, pourvu que cet accès s’effectue de manière à ne pas perturber le bon
déroulement des Opérations Pétrolières.

11.2
Dès qu’il les établit ou les obtient, le Contracteur fait parvenir au responsable du Service chargé des Hydrocarbures les documents suivants:

 

 a) une copie des études et rapports d’interprétation géologique et géophysique ainsi qu’une collection complète, sur support transparent stable, à échelle normale, des
profils sismiques avec traitement maximum et une copie sur support magnétique moderne des enregistrements géophysiques de terrain et traités;

 

 b) une copie des rapports journaliers des forages en cours et une copie des rapports d’implantation et de fin de sondage pour chacun des forages, ainsi qu’un jeu
complet, sous forme reproductible, des diagraphies enregistrées;

 

 c) une copie des rapports des tests et essais de puits réalisés en cours de forage ainsi que toute étude relative au débit des puits en cours de production ;
 

 d) une copie des rapports relatifs aux analyses effectuées sur les échantillons de roches et de fluides recueillis en cours de forage.

Une partie représentative des carottes et des déblais de forage prélevés dans chaque puits, ainsi que des échantillons des fluides produits pendant les essais de
production, sont également fournis dans des délais raisonnables.

Les carottes et déblais en possession du Contracteur à la fin du Contrat, sont remis au responsable du Service chargé des Hydrocarbures.

11.3
Au cours de la deuxième (2ème) quinzaine de chaque mois, le Contracteur fait parvenir au Service chargé des Hydrocarbures, un rapport sur les Opérations Pétrolières

réalisées au cours du mois précédent.

11.4
Le Contracteur est tenu d’informer le Service chargé des Hydrocarbures, dans les plus brefs délais, de toute découverte de substances minérales et de lui faire rapport de

toutes les constatations et informations utiles s’y rapportant.
 

30



11.5
L’Etat est propriétaire de tous échantillons, documents originaux, rapports établis ou obtenus par le Contracteur relatifs aux Opérations Pétrolières, aux travaux et études

géologiques, géophysiques, pétrophysiques, études de synthèse, diagraphies de sondages, même s’ils sont à la disposition du Contracteur pour la réalisation de ces Opérations
Pétrolières.

Le Contracteur peut détenir ces échantillons ainsi que les copies des documents et rapports pour les besoins des Opérations Pétrolières.

Les Parties considèrent ces documents, rapports, travaux, études et échantillons, comme confidentiels et s’engagent, chacune en ce qui la concerne, en leur nom et au
nom des sociétés de services ou bureaux d’études travaillant pour leur compte, à ne pas les communiquer à des Tiers sans autorisation préalable du responsable du Service
chargé des Hydrocarbures.

Cette obligation subsiste, en ce qui concerne l’Etat, pendant les périodes d’exploration définies à l’Article 3 et, en cas de renonciation totale en application des
dispositions de l’Article 6, jusqu’à la date d’effet de cette renonciation, et, en ce qui concerne le Contracteur, même après la fin du Contrat.

Chaque entité constituant le Contracteur pourra, après avoir informé les autres entités et l’Administration, communiquer les informations et renseignements confidentiels
susvisés
 

 a) à toute société intéressée de bonne foi dans la réalisation d’une cession éventuelle ou d’une assistance dans le cadre des Opérations Pétrolières, après obtention, de
cette société, d’un engagement de garder confidentiels ces informations et renseignements et de les utiliser aux seules fins de ladite cession ou assistance, ou

 

 
b) à tous consultants professionnels extérieurs, intervenant dans le cadre des Opérations Pétrolières, après obtention, de leur part, d’un engagement similaire de

confidentialité, à condition que le Contracteur communique sans délai à l’Administration, le nom desdits consultants ainsi que les informations et renseignements
qui lui ont été révélés, ou

 

 c) à toute banque ou établissement financier auprès desquels le Contracteur recherche ou obtient un financement, après obtention d’un engagement similaire de
confidentialité de la part de ces organismes,

 

 d) lorsque et dans la mesure où le règlement d’une bourse de valeurs reconnue l’exige, sauf si le droit gabonais s’y oppose,
 

 e) dans le cadre de toute procédure contentieuse en matière judiciaire, administrative ou arbitrale.

Le Contracteur pourra, avec l’accord préalable et écrit de l’Administration, échanger avec toute personne intéressée, tous renseignements ou informations confidentiels
de ce type contre d’autres renseignements ou informations similaires.
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ARTICLE 12
UTILISATION DES RESSOURCES NATURELLES ET DES TERRAINS

12.1
Le Contracteur a la faculté, moyennant, le cas échéant, paiement de redevances appropriées et sous réserve du respect de la réglementation en vigueur et des dispositions

de l’Article 8.5, de prélever et d’utiliser la terre de surface, le bois de haute futaie, l’argile, le sable, la chaux, le gypse, les pierres autres que les pierres précieuses, ainsi que
d’autres substances similaires nécessaires à la réalisation des Opérations Pétrolières.

Le Contracteur doit faire un usage raisonnable de ces matières pour la réalisation des Opérations Pétrolières.

Le Contracteur peut prendre et utiliser l’eau nécessaire à la réalisation des Opérations Pétrolières, à condition de ne pas gêner l’irrigation et la navigation et que les
terrains, maisons ou points d’eau n’en soient pas privés du fait de cette utilisation.

12.2
L’Etat mettra à la disposition du Contracteur, pour les besoins des Opérations Pétrolières, les terrains lui appartenant nécessaires à la réalisation de ces opérations.

Le Contracteur pourra y construire et y entretenir, au-dessus et au-dessous du sol, les installations nécessaires. II s’abstiendra de demander l’usage de terrains s’il n’en a
pas réellement besoin, et de ceux sur lesquels sont édifiés des bâtiments utilisés par les services de l’Administration.

Le Contracteur devra indemniser l’Etat pour tout dommage causé aux terrains par la construction, l’entretien et l’utilisation de ses installations dans des conditions non
conformes aux usages et standards de l’industrie pétrolière.

L’Administration autorisera le Contracteur, dans le cadre de la réglementation, à construire, utiliser et entretenir des réseaux de télécommunications et de canalisations,
au-dessus ou au-dessous du sol et le long et à la limite des terrains n’appartenant pas à l’Etat, à la condition que la construction, l’entretien et l’utilisation de ces réseaux causent
le moins de dommages possibles aux terrains et qu’ils soient conformes à la réglementation.

12.3
Dans le cas où les Opérations Pétrolières nécessitent l’occupation et l’utilisation de terrains appartenant à des personnes privées, le Contracteur doit s’efforcer d’aboutir

avec celles-ci à un accord fixant une indemnité équitable en compensation de la privation de jouissance subie.

En cas de désaccord, le Contracteur doit saisir l’Administration qui peut:
 

 •  soit fixer l’indemnité à payer par le Contracteur, si l’occupation des terrains est de courte durée. Le montant de cette indemnité tiendra alors compte de l’utilisation
effective de ces terrains par le propriétaire au moment de l’occupation;
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•  soit procéder à l’expropriation de ces terrains conformément aux procédures en vigueur, si leur occupation est de longue durée ou si, à l’issue de celle-ci, ils deviennent

impropres à leur usage primitif. Les droits sont acquis et enregistrés au nom de l’Etat; toutefois, le Contracteur en a la libre utilisation pour la réalisation des Opérations
Pétrolières pendant toute la durée du Contrat.

Les frais, charges et indemnités résultant de la procédure d’expropriation sont supportés par le Contracteur.
 

33



ARTICLE 13
UTILISATION DES INSTALLATIONS

13.1
Pour les besoins des Opérations Pétrolières, le Contracteur peut utiliser, dans les conditions de droit commun, tout chemin de fer, tramway, route, aérodrome, terrain

d’atterrissage, canal, rivière, pont, cours d’eau et tout réseau de télécommunications, qu’ils soient la propriété de l’Etat ou d’entreprises privées, moyennant paiement des
redevances éventuellement applicables ou à fixer d’un commun accord, en contrepartie de cette utilisation et des coûts que leur construction, aménagement et entretien
entraînent.

Le Contracteur peut aussi utiliser, pour les besoins des Opérations Pétrolières, tout moyen de transport par terre, mer ou air, à la condition de respecter les lois et
règlements qui en régissent l’utilisation.

13.2
L’Etat peut utiliser, dans des cas exceptionnels et pour des durées raisonnables, les moyens de transport et de communication mis en place par le Contracteur,

notamment en cas de nécessité résultant de catastrophes nationales, cataclysmes, périls intérieurs ou extérieurs.

Le Contracteur met alors ses moyens à la disposition de l’Etat sur réquisition ou simple demande de celui-ci.

13.3
L’Etat peut construire, exploiter et entretenir, sur et sous les terrains mis à la disposition du Contracteur, ou le long d’eux, des routes, chemins de fer, aérodromes,

terrains d’atterrissage, canaux, ponts, digues de protection contre les inondations, postes de police, installations militaires, canalisations, réseau de télécommunications, en
prenant soin de ne pas mettre en péril ou d’entraver de manière importante les Opérations Pétrolières, sauf cas de nécessité nationale.
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ARTICLE 14
PROTECTION DE L’ENVIRONNEMENT

14.1
Les Opérations Pétrolières ayant un impact sur l’environnement, le Contracteur doit veiller, lors de ses opérations à:

 

 a) la conservation des ressources naturelles et à la protection de l’environnement ;
 

 b) l’emploi de techniques modernes destinées à prévenir ou, tout au moins, à limiter les dommages susceptibles d’être causés à l’environnement ;
 

 c) l’application de programmes de prévention de la pollution, de traitement des déchets, de sauvegarde des ressources naturelles et de restauration et de réhabilitation
des terrains endommagés du fait des Opérations Pétrolières.

14.2
Le Contracteur doit entreprendre toutes actions adéquates et nécessaires en vue de:

 

 a) dédommager les tiers pour les préjudices subits par eux ou pour les dommages causés à leurs biens du fait des Opérations pétrolières ;
 

 b) minimiser les dommages à l’environnement à l’intérieur de la Zone Délimitée et sur les terrains avoisinants.

14.3
Si le Contracteur ne respecte pas les termes du paragraphe (b) de l’article 14.2 ou contrevient à toute loi sur la protection de l’environnement en vigueur et que ce non-

respect ou cette contravention résulte en un dommage à l’environnement, le Contracteur doit prendre toutes mesures nécessaires et raisonnables pour remédier à ce non-respect
ou à cette contravention et aux effets qui en découlent.

14.4
Si le Ministère chargé des Hydrocarbures constate que les travaux ou installations érigés par le Contracteur mettent ou peuvent mettre en péril les personnes ou leurs

biens, causer la pollution de l’environnement ou mettre en danger la faune à un degré que le Ministère peut juger inacceptable, le Ministère ordonnera au Contracteur de
prendre toute mesure pour remédier, dans les meilleurs délais, aux dommages causés et pourrait même lui demander d’interrompre les Opérations Pétrolières totalement ou
partiellement, jusqu’à ce que des mesures adéquates soient prises pour réparer les dommages causés.

14.5
Les mesures à prendre par le Contracteur pour se conformer aux termes du paragraphe (b) de l’Article 14.2 seront déterminées en accord avec le Ministère au

commencement des opérations ou lors de tout changement dans les objectifs ou dans les méthodes de travail.
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Le Contracteur doit tenir compte des règles et standards internationaux applicables en pareilles circonstances à la Date Effective. Une étude d’impact devra être conduite
conformément à l’ Article 14.6.

Le Contracteur doit notifier au Ministère, par écrit, les mesures finalement retenues et faire en sorte que lesdites mesures soient, de temps à autre, revues en fonction des
conditions prévalant.

14.6
A cet effet, le Contracteur devra charger un organisme ou une société internationalement reconnus pour sa connaissance des problèmes d’environnement, afin

d’entreprendre deux études d’impact sur l’environnement dans le but :
a) de déterminer la situation prévalant en rapport avec l’environnement, les êtres humains, la faune terrestre et marine à l’intérieur de la Zone délimitée et des zones

avoisinantes au moment de la réalisation des études et,

b) d’établir quels sont les effets sur. l’environnement, les êtres humains, la faune terrestre et marine à l’intérieur de la Zone Délimitée du fait des Opérations Pétrolières
menée dans le cadre du Contrat et de proposer les mesures et méthodes prévues à l’article 14.5 de nature à minimiser les dommages causés à l’environnement et de restaurer
les sites à l’intérieur de la Zone Délimitée.

14.7
La première (1ère) étude doit comporter deux (2) parties :

 

 •  une partie préliminaire qui doit être menée avant tous travaux sismiques de terrain;
 

 •  une deuxième partie qui doit traiter de la phase de forage.

14.8
La seconde (2nde) étude devra être achevée avant le commencement des opérations de production et devra être soumise à l’Administration par le Contracteur en même

temps que le plan de développement.

14.9
Les études mentionnées à l’article 14.6 devront contenir des instructions en matière de protection de l’environnement, à suivre en vue de minimiser les dommages

causés à l’environnement, et traiter notamment des points suivants:
a) sélection des sites de forages
b) boue et déblais de forage
c) cimentation des casings
d) protection des nappes aquifères
e) plan de prévention des éruptions
f) brûlage du gaz aux torches durant les phases de tests et de complétion des puits pétroliers
g) abandon des puits
h) démantèlement des appareils de forage
i) stockage et transport des carburants
j) utilisation des explosifs
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k) lieux de campement
1) lieux de dépôt des déchets liquides et solides
m) sites culturels et archéologiques
n) la faune et son habitat
o) contrôle des bruits
p) lieux de culte

14.10 Le Contracteur devra s’assurer que :
 

 a) les opérations pétrolières sont menées dans des conditions acceptables de protection de l’environnement et conformément aux règles de l’art et aux pratiques
industrielles admises internationalement ;

 

 b) les études d’impact des opérations pétrolières sur l’environnement sont mises à la disposition de des employés du Contracteur et de ses contractants afin de les
sensibiliser sur les méthodes et mesures à prendre lors de la conduite des opérations pétrolières ;

 

 c) tout contrat passé entre le Contracteur et ses contractants et ayant trait aux Opérations Pétrolières, tient compte des clauses relatives à la protection de
l’environnement incluses dans le présent Contrat ;

 

 
d) toutes les précautions sont prises pour prévenir la pollution marine en application de la Convention Internationale sur la pollution des eaux de mer par les

Hydrocarbures signée le 12 mai 1954, de ses amendements et des textes pris pour sa mise en oeuvre. L’Etat peut décider de toute mesure complémentaire pour
assurer la préservation de la zone marine.

14.11
Le Contracteur doit, avant d’entreprendre toute opération de forage, préparer et soumettre au Service chargé des hydrocarbures un plan de lutte contre les éventuels

déversements de pétrole et les incendies.

14.12
Dans le cas :

 

 a) d’une urgence ou d’un accident résultant des Opérations Pétrolières et affectant l’environnement, le Contracteur doit sans délai en informer le Service chargé des
Hydrocarbures et mettre en place les mesures adéquates communément admises dans l’industrie pétrolière internationale ;

 

 b) d’incendie ou de déversement de pétrole, le Contracteur devra mettre immédiatement en place le plan d’urgence qu’il aura préparé et fait approuvé par le Ministère
chargé des Hydrocarbures.

14.13
Si le Contracteur ne respecte pas l’un des termes contenus dans l’Article 14, la Direction Générale chargée des Hydrocarbures pourra prendre toute action en vue d’en

assurer l’application.
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Dans ce cas, le Contracteur supportera les coûts engendrés par la dite action; capital et intérêts calculés au taux $ LIBOR majoré de deux (2) points.

14.14
Le Contracteur doit, à l’expiration du Contrat ou à la libération de la surface d’exploitation :

 

 a) enlever tous les équipements et installations mis en place par lui (mais non repris par l’Etat) dans le cadre des Opérations pétrolières. Ledit enlèvement devra se
faire selon un programme et un plan d’abandon acceptés par le Service chargé des Hydrocarbures et tel que décrit ci-dessous.

 

 b) restaurer les sites conformément aux règles de l’art et aux pratiques admises dans l’industrie pétrolière et prendre toute action pour prévenir tous risques auxquels
pourraient être exposés les personnes, les biens ou l’environnement.

14.15
En vue de faire face aux frais de remise en l’état des lieux qui lui incombe à l’expiration normale de l’Autorisation Exclusive d’Exploitation, y compris ses

renouvellements éventuels, ou, en cas d’abandon pour des raisons dûment justifiées, dans le cadre des dispositions de l’Article 18.2, le Contracteur doit, dès le début de la
production d’un gisement, mettre en place, pour chaque Zone d’Exploitation, un Fonds pour le Financement des Opérations d’Abandon et de Démantèlement dans lequel il
versera annuellement un montant égal à zéro virgule cinquante pour cent (0.50%) de la valeur initiale d’acquisition du matériel et des installations servant au développement et
à la production de la Zone d’Exploitation en question et qui sont normalement appelés à être enlevés ou à être aménagés en fin d’exploitation.

Lesdits versements annuels seront étalés sur la durée prévue de l’Autorisation Exclusive d’Exploitation et se feront au profit d’un compte bancaire ouvert à cet effet au
nom du Contracteur auprès d’une banque internationale choisie de commun accord par les Parties après consultation des banques répondant aux critères de rating international
de premier rang.

Avant l’ouverture du compte bancaire ci-dessus, un protocole de gestion et de mise à disposition des fonds sous séquestre par la banque dépositaire est signé et transmis
à celle-ci.

Lesdits versements se feront en dollars des Etats-Unis d’Amérique et seront inclus dans les Coûts Pétroliers.

Les modalités et conditions d’utilisation des sommes déposées conformément aux dispositions ci-dessus sont les suivantes:
 

 1. Pour la réalisation des travaux de remise en l’état des sites, le Contracteur pourra utiliser les fonds constitués sur présentation, à la banque dépositaire, de justificatifs visés
par le Directeur Général chargé des Hydrocarbures.
Si les dépenses de remise en l’état des sites excèdent le montant des fonds susvisés, le Contracteur est tenu de fournir le solde nécessaire à la réalisation desdits travaux.
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Si ces dépenses sont inférieures au montant des fonds susvisés, le montant de ces fonds non utilisés conformément à leur objet sera intégralement versé au Fonds de
Soutien des Hydrocarbures.

 

 
2. Si l’Administration souhaite conserver en l’état tout ou partie des installations ou les réaménager après expiration normale de l’Autorisation Exclusive d’Exploitation, y

compris ses renouvellements éventuels, ou en cas d’abandon pour des raisons dûment justifiées dans le cadre de l’Article 18.2, le montant des fonds non utilisés sera
intégralement versé au Fonds de Soutien des Hydrocarbures.

 

 
3. En vue d’abandonner un gisement à l’expiration normale de l’Autorisation Exclusive d’Exploitation, y compris ses renouvellements éventuels, ou en cas d’abandon pour

des raisons dûment justifiées dans le cadre des dispositions de l’Article 18.2, le Contracteur soumet à la Direction Générale chargée des Hydrocarbures, un plan d’abandon
partiel ou total au moins dix-huit (18) mois avant la fin des opérations.

Ce plan doit préciser les procédures à suivre, la durée et les coûts des opérations à effectuer.

Si l’Administration désire réaliser, elle-même, les travaux de remise en l’état des sites, le Service chargé des Hydrocarbures devra, au plus tard quatre-vingt-dix
(90) jours après la réception de la notification, en informer par écrit le Contracteur.

Si la Direction Générale chargée des Hydrocarbures n’adresse pas de réponse, elle est réputée avoir opté pour la remise en l’état des sites par le Contracteur.
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ARTICLE 15
EXPIRATION DU CONTRAT A LA FIN DES PERIODES D’EXPLORATION

Si, au cours des périodes d’exploration, le Contracteur n’a pas fait de découverte d’Hydrocarbures présumée commercialement exploitable et déclarée comme telle en
application de l’Article 16.3, ouvrant ainsi droit à l’obtention d’une Autorisation Exclusive d’Exploitation, le Contrat prend fin à l’expiration desdites périodes.

Le Contracteur n’est pas dégagé de ses obligations contractuelles nées avant l’expiration du Contrat et qui ne seraient pas encore honorées en totalité à la date de ladite
expiration.

Il reste tenu de les remplir conformément à la réglementation et aux dispositions contractuelles; la validité de celles-ci est prorogée à cette fin par Arrêté du Ministre en
charge des Hydrocarbures.
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ARTICLE 16
DECOUVERTE ET OBLIGATION D’EXPLOITER

16.1
En cas de découverte d’Hydrocarbures, le Contracteur devra en informer par écrit l’Administration dans les dix (10) jours qui suivent la fin des essais permettant de

présumer de l’existence d’un Gisement.

16.2
Le Contracteur est tenu de fournir à l’Administration toutes les informations permettant un examen détaillé des données relatives au Gisement découvert et de se

prononcer en toute connaissance de cause sur le caractère commercialement exploitable ou non exploitable du Gisement.

Ces informations doivent être fournies au fur et à mesure de leur obtention par le Contracteur.

16.3
Le caractère commercialement exploitable ou présumé comme tel d’un Gisement est constaté par les Parties qui se réunissent à cet effet et consignent leur accord sur ce

point dans un document signé conjointement.

En tout état de cause et à défaut de réponse de l’Administration dans les trente (30) jours suivant la fourniture des informations visées à l’Article 16.2 ci-dessus, le caractère
commercialement exploitable du Gisement sera considéré comme accepté par elle et donnera en conséquence de plein droit lieu à l’octroi d’une Autorisation Exclusive
d’Exploitation sur la zone d’exploitation sollicitée.

16.4
Sous réserve qu’il ait satisfait à ses engagements et obligations prévus par le Contrat, et notamment par l’Article 16.2, un Gisement considéré comme commercialement

exploitable en application des dispositions ci-dessus, donne droit au Contracteur à une Autorisation Exclusive d’Exploitation; la surface concernée constituera, à compter de la
date d’effet de cette Autorisation Exclusive d’Exploitation, la Zone d’Exploitation. Elle sera limitée, en projection au niveau du sol, à l’étendue présumée du Gisement,
déterminée en fonction des données géologiques et géophysiques disponibles.

L’Autorisation Exclusive d’Exploitation est accordée par Arrêté du Ministre chargé des Hydrocarbures sur demande du Contracteur formulée dans les formes et délais
prévus à l’Article 17.1.

16.5
Si le Contracteur fait plusieurs découvertes commercialement exploitables dans la Zone Délimitée, chacune d’elles fera l’objet d’une Autorisation Exclusive

d’Exploitation et constituera une Zone d’Exploitation distincte.

En outre, pour les besoins des Articles 24, 25 et 26.1, b, il est tenu compte de la production de chacune des Zones d’Exploitation issues de la Zone Délimitée.
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16.6
Les quantités d’Hydrocarbures produites avant qu’un Gisement n’ait été déclaré commercialement exploitable en application des dispositions de l’Article 16.3, sont

mesurées conformément aux dispositions de l’Article 29 et entrent dans les quantités soumises aux dispositions des Articles 24 à 26, à l’exclusion de celles utilisées pour les
besoins des Opérations Pétrolières ou perdues, à condition toutefois que, pour ces dernières, le Contracteur fournisse à l’Administration toutes les explications et justifications
utiles.

16.7
Pour tout Gisement déclaré commercialement exploitable conformément aux dispositions de l’Article 16.3, le Contracteur s’engage à réaliser toutes les Opérations

Pétrolières utiles et nécessaires à l’exploitation dudit Gisement, en conformité des pratiques généralement admises dans l’industrie internationale des Hydrocarbures.

Le Contracteur est tenu d’informer l’Administration par écrit de la date du début de la production dès que celle-ci est effective.

Après l’octroi d’une Autorisation Exclusive d’Exploitation, l’Etat ne contraindra pas le Contracteur à poursuivre l’exploitation du Gisement correspondant si celui-ci
apporte la preuve, sur la base des connaissances techniques acquises sur ce Gisement et sur justifications comptables et financières, de l’absence de rentabilité de l’exploitation.

Dans ce cas, l’Autorisation Exclusive d’Exploitation prend fin à la date d’arrêt des travaux ou de la production, et la Zone d’Exploitation correspondante devient libre à
cette date. L’Etat est alors en droit d’exploiter le Gisement pour son compte, sans avoir à payer une quelconque indemnité au Contracteur.

16.8
Sauf circonstances exceptionnelles dûment justifiées, si la production d’un Gisement n’a pas commencé dans les quatre (4) années suivant la date d’octroi de

l’Autorisation Exclusive d’Exploitation, cette dernière est annulée et les droits du Contracteur sont considérés comme abandonnés volontairement.

L’annulation est prononcée par Arrêté du Ministre chargé des Hydrocarbures.
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ARTICLE 17
DEMANDE D’AUTORISATION EXCLUSIVE D’EXPLOITATION

ET DELIMITATION DES ZONES D’EXPLOITATION
17.1

Pour obtenir une Autorisation Exclusive d’Exploitation, le Contracteur doit en faire la demande au Ministre chargé des Hydrocarbures.

Cette demande, les pièces annexes qui y sont jointes ainsi que les renseignements fournis sont rédigés en français; ils sont datés et signés par le demandeur.

La demande, les pièces annexes et les renseignements joints sont remis en trois (3) exemplaires, deux (2) au responsable du Service chargé des Hydrocarbures et le
troisième (3ème) au Ministre chargé des Hydrocarbures.

Les demandes présentées en application du présent Article doivent fournir, sur les entreprises constituant le Contracteur, les renseignements relatifs à la forme juridique,
au siège social, au capital social et aux nom, prénoms, nationalité, qualité et domicile des personnes participant statutairement à la direction, à la gestion et à l’administration de
ces entreprises et ayant la signature sociale.

Toute demande faite au bénéfice d’une société doit être accompagnée des pouvoirs des signataires de la demande, de leur qualités et domiciles et d’un exemplaire
certifié conforme des statuts de la société, des pièces justificatives de sa constitution et des bilans des deux derniers exercices.

La demande doit comprendre:
 

 •  le projet de délimitation de la Zone d’Exploitation qui doit être strictement circonscrite, en projection au niveau du sol, à l’étendue présumée du Gisement découvert;
 

 •  les pièces justificatives (interprétations géologiques, géophysiques, des diagraphies, etc.) sur lesquelles est basée la détermination de cette étendue;
 

 •  l’estimation provisoire des réserves récupérables et de la production annuelle du Gisement;
 

 •  un extrait de la carte au 1/200.000 sur lequel sont reportés les sommets et les limites de la zone sur laquelle porte la demande;
 

 •  un mémoire détaillé indiquant les résultats des travaux d’exploration exécutés dans la Zone Délimitée et donnant la position, la nature et les caractéristiques du Gisement;
 

 •  un programme général d’exploitation du Gisement ainsi qu’une estimation des investissements de développement et de production et un programme prévisionnel de
formation et de recrutement de nationaux.
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17.2
Toute modification ultérieure de la forme juridique, des statuts ou du capital social des entreprises constituant le Contracteur, tout changement des personnes visées au

quatrième (4ème) alinéa de l’Article 17.1, doivent être portés sans délai à la connaissance du Ministre Chargé des Hydrocarbures et du responsable du Service chargé des
Hydrocarbures.

Le Contracteur adresse annuellement à ceux-ci, copie des comptes et des bilans des entreprises le constituant soumis pour approbation à leurs assemblées générales, et
de tous rapports de leurs organes de gestion et d’administration présentés à cet effet à ces assemblées.

17.3
Le droit à l’obtention d’une Autorisation Exclusive d’Exploitation ne subsiste que si la demande est parvenue à l’Administration dans un délai de deux mois suivant la

date de signature du document prévu à l’Article 16.3 et, en tout état de cause, avant la date d’expiration de la dernière période d’exploration.

17.4
Les demandes relatives aux renouvellements de l’Autorisation Exclusive d’Exploitation prévus à l’Article 18.1, doivent être présentées au plus tard quatre vingt dix

(90) jours avant la date d’expiration de l’Autorisation Exclusive d’Exploitation en cours et dans les mêmes formes que celles prévues à l’Article 17.1.

17.5
Si, après l’octroi d’une Autorisation Exclusive d’Exploitation, il apparaît que le Gisement est d’une étendue supérieure à celle de la Zone d’Exploitation, le Ministre

Chargé des Hydrocarbures pourra accorder par arrêté, au Contracteur, à la demande de celui-ci et dans le cadre de la même Autorisation Exclusive d’Exploitation, une
extension de la surface initiale de la Zone d’Exploitation, de telle sorte que le Gisement soit ainsi totalement couvert, à condition, toutefois, que la dite extension de surface soit
comprise à l’intérieur de la Zone Délimitée.

Si cette extension de gisement se situe à l’extérieur de la Zone Délimitée et qu’elle couvre une surface libre qui n’est pas engagée dans une procédure d’attribution ou de
promotion, les Parties pourront se réunir pour éventuellement convenir des conditions d’attribution au Contracteur de la dite surface libre.
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ARTICLE 18
DUREE DE VALIDITE DE L’AUTORISATION EXCLUSIVE D’EXPLOITATION

18.1
L’Autorisation Exclusive d’Exploitation est accordée au Contracteur par arrêté du Ministre chargé des Hydrocarbures; elle prend effet à compter de la date de son octroi.

Sa durée maximale est de dix (10) ans à compter de la date du début de la production.

Si, à la fin de cette durée de dix (10) ans, l’exploitation commerciale de la Zone d’Exploitation est encore possible, l’Autorisation Exclusive d’Exploitation y afférente
est renouvelée, à la demande du Contracteur, par Arrêté du Ministre Chargé des Hydrocarbures, pour une durée maximum de cinq (5) ans, à condition que les obligations et les
engagements prévus par le Contrat aient été remplis.

L’Autorisation Exclusive d’Exploitation peut être renouvelée une seconde fois pour une durée maximum de cinq (5) ans, dans les mêmes conditions que ci-dessus.

Lorsqu’un renouvellement est envisagé, et compte tenu des résultats financiers obtenus par les Parties au cours de la durée précédente, celles-ci peuvent convenir de
nouvelles dispositions pour les Articles 24 à 26.

18.2
Le Contracteur peut, à tout moment, renoncer à une Autorisation Exclusive d’Exploitation.

II doit en informer par écrit l’Administration.

Cette renonciation devient effective soixante (60) jours après réception de la notification, à moins que l’Administration ne soit d’accord pour que cette renonciation
prenne effet plus tôt.

La Zone d’Exploitation devient libre à la date de prise d’effet de la renonciation.

18.3
Le Contrat prend fin à la date d’expiration de la dernière Autorisation Exclusive d’Exploitation ou, le cas échéant, à la date d’effet de la renonciation visée ci-dessus;

cependant les Parties ne sont pas dégagées de leurs obligations contractuelles nées avant l’expiration du Contrat et qui ne seraient pas encore intégralement honorées à la date
de ladite expiration ou renonciation. Elles sont tenues de les remplir conformément à la réglementation et aux dispositions contractuelles; la validité de celles-ci est prorogée à
cette fin par Arrêté du Ministre en charge des Hydrocarbures.
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ARTICLE 19
PARTICIPATION DE L’ETAT

19.1
Dès la mise en production d’un Gisement, l’Etat participe de plein droit, à concurrence de dix huit pour cent (18%), aux droits et obligations découlant du Contrat, à

moins qu’il ne renonce expressément à cette participation dans un délai de cent vingt (120) jours suivant la date de la mise en production susvisée.

L’Etat participe, à concurrence de son pourcentage, aux Coûts Pétroliers relatifs au développement et à l’exploitation de la Zone d’Exploitation, à l’exclusion de toute
dépense d’exploration.

Si l’Etat veut prendre une participation supplémentaire, il en informe par écrit le Contracteur, en précisant le pourcentage de participation qu’il souhaite détenir. Les
conditions d’acquisition de la participation supplémentaire sont convenues d’un commun accord.

19.2
Sous réserve du droit de préférence offert au Contracteur dans les conditions et suivant les modalités indiquées ci-après, l’Etat peut, à tout moment, céder, à une

entreprise de son choix, tout ou partie de sa participation, si la bonne réputation technique et financière du potentiel acquéreur est bien établie.

Le Contracteur dispose d’un droit de préférence sur les cessions ci-dessus prévues par l’Etat. Avant qu’une cession par l’Etat à des Tiers ne devienne effective, l’Etat
doit offrir en priorité au Contracteur l’acquisition de sa participation aux mêmes conditions que celles offertes aux Tiers.

Si le Contracteur n’exerce pas le droit de préférence prévu au présent Article dans un délai de trente (30) jours suivant la réception par le Contracteur de l’ensemble des
informations prévues au paragraphe précédent, il est réputé avoir renoncé à l’exercice de son droit de préférence.

Les droits et obligations découlant des accords d’association liant entre elles les entreprises constituant le Contracteur ne doivent, en aucun cas, ni limiter l’exercice par
l’Etat de ses droits, ni aggraver ses obligations, attachés à sa participation, ni diminuer la portée et les effets de cette participation.

19.3
A compter de la date de mise en production, l’Etat rembourse aux entreprises constituant le Contracteur, soit en nature, soit en espèces, sa quote-part des Coûts

Pétroliers relatifs au développement supportés depuis la date d’octroi de l’Autorisation Exclusive d’Exploitation, ainsi que les sommes correspondant aux appels de fonds au
titre des Coûts Pétroliers avancés par les autres partenaires pour les coûts d’exploitation.

Le choix du mode de paiement susvisé est exercé par l’Etat par lettre adressée au Contracteur avec un préavis de quatre-vingt-dix (90) jours; à défaut, il est censé avoir
opté pour le paiement en nature.
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Si l’Etat opte de payer en espèces, le paiement s’effectue sur les recettes nettes provenant des ventes de la part de production lui revenant au titre de sa participation.

Si l’Etat opte de payer en nature, le paiement s’effectue à la fin de chaque mois civil, par remise d’une partie de la part de production lui revenant au titre de sa quotte
part des coûts pétroliers.

Quel que soit le mode de paiement, le montant à payer par l’Etat est limité à l’équivalent de sa quote-part des Coûts Pétroliers au cours du Mois Civil considéré.

Le reliquat, s’il y a lieu, est ajouté aux sommes dues à la fin du mois suivant; ce report ne doit pas, cependant, avoir pour effet de dépasser la limite de sa quotte part des
coûts pétroliers.

En conséquence, le total du reliquat éventuel et des appels de fonds ultérieurs n’est exigible que dans la limite ci-dessus, le surplus étant reporté et régularisé dans les
mêmes conditions que ci-dessus.

Pour les besoins du présent Article, les quantités d’Hydrocarbures remises en paiement par l’Etat sont valorisées au Prix de Cession Officiel prévu à l’Article 27.

19.4
Le Contracteur tient à jour un compte “Participation-Etat”.

Ce compte est débité des Coûts Pétroliers qui sont imputables à l’Etat au titre de la période antérieure à sa prise de participation, ainsi que, à la fin de chaque mois civil,
de sa quote-part mensuelle des Coûts Pétroliers.

Il est crédité, à la fin de chaque mois civil, du Prix de Cession Officiel des Hydrocarbures remis en paiement par l’Etat au titre dudit mois, des sommes versées par lui.

Les sommes dues par l’Etat au titre du remboursement de sa quote-part des Coûts Pétroliers relatifs au développement sont augmentées, le cas échéant, d’un intérêt au
taux $ LIBOR majoré de deux (2) points.

19.5
Si l’Etat cède tout ou partie de sa participation à un Tiers, ce Tiers financera, dans les conditions de droit commun, sa quote-part des Coûts Pétroliers relatifs au

développement ainsi que les sommes correspondantes aux appels de fonds au titre des Coûts Pétroliers au prorata de sa participation à compter de l’acquisition de cette
participation.
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ARTICLE 20
PROGRAMME DE DEVELOPPEMENT

20.1
Dans les cent quatre vingt (180) jours suivant l’octroi d’une Autorisation Exclusive d’Exploitation, le Contracteur doit exposer et soumettre à l’approbation de

l’Administration un programme détaillé de développement et de production spécifiant notamment:
 

 •  poste par poste, les équipements et les travaux prévus pour la mise en production, tels que le nombre de puits de développement, le nombre de plates-formes, les pipelines,
les installations de production, de traitement, de stockage et de chargement nécessaires;

 

 •  les estimations des coûts correspondants;
 

 •  le calendrier prévu pour la réalisation des travaux et l’installation des équipements visés ci-dessus;
 

 •  la date prévue de début de la production;
 

 •  l’estimation des réserves récupérables et de la production annuelle.

Ce programme de développement et de production doit avoir été examiné par le Comité Technique de Suivi des Opérations Pétrolières, conformément à l’Article 2,
avant d’être soumis à l’Administration accompagné des avis, suggestions et recommandations de celui-ci.

20.2
Si l’Administration estime que des modifications au programme de développement et de production ci-dessus sont nécessaires ou utiles, elle doit, dans un délai

maximum de quatre vingt dix (90) jours suivant la réception de ce programme, en informer par écrit le Contracteur en indiquant les modifications qu’elle demande, appuyées
des justificatifs qu’elle juge utiles.

L’Administration et le Contracteur se réuniront alors aussi rapidement que possible pour examiner les modifications demandées et établir, d’un commun accord, le
programme dans sa forme définitive. Ce programme est considéré approuvé à la date dudit accord.

En tout état de cause, les parties du programme pour lesquels l’Administration n’aura pas demandé de modifications sont considérées comme approuvées et devront être
réalisées par le Contracteur dans les délais initialement prévus.

Si, à l’expiration du délai ci-dessus, l’Administration n’a pas adressé au Contracteur de demande de modifications, le programme est réputé approuvé.
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ARTICLE 21
OBLIGATIONS DU CONTRACTEUR DURANT LES PERIODES

DE DEVELOPPEMENT ET D’EXPLOITATION
21.1

Sauf dispositions particulières, les Articles 5, 8, 10 et 11 du Contrat sont applicables, “mutatis mutandis”, aux Opérations Pétrolières réalisées dans le cadre des
Autorisations Exclusives d’Exploitation.

21.2
Dès l’octroi d’une Autorisation Exclusive d’Exploitation, le Contracteur s’engage à procéder avec diligence à la réalisation des forages de développement nécessaires,

en adoptant un espacement entre ceux-ci conforme aux règles de l’art généralement admis dans l’industrie des Hydrocarbures et tel qu’il permette la récupération économique
optimale, des Hydrocarbures contenus dans le Gisement.

Sauf circonstances exceptionnelles dûment justifiées, le Contracteur devra commencer les opérations de développement au plus tard quatre (4) mois après l’approbation
par l’Administration du programme de développement et de production défini à l’Article 20.

21.3
Le Contracteur est tenu d’observer, dans la conduite des opérations de production, toutes les règles de l’art généralement admises dans l’industrie des Hydrocarbures, de

manière à assurer la récupération économique optimale pour les Parties, des Hydrocarbures contenus dans le Gisement.

21.4
Le Contracteur est tenu de réaliser, dès que cela est techniquement possible, et si justifié, des études en vue de la mise en oeuvre d’un programme de récupération

assistée sur le Gisement et de recourir, en temps utile, à ces techniques de récupération si elles sont susceptibles de conduire, dans des conditions économiques satisfaisantes
pour les Parties, à une amélioration du taux de récupération des Hydrocarbures contenus dans le Gisement.

21.5
Le Contracteur est tenu de fournir à l’Administration tous les rapports, études, résultats des mesures, tests et essais, ainsi que les documents permettant de contrôler

l’exploitation des Gisements, en vue de s’assurer que celle-ci est conduite dans de bonnes conditions, notamment au sens des dispositions précédentes.

Il est tenu, notamment, de réaliser, sur chaque puits producteur, les opérations suivantes:
 

 •  relevé de la production d’Hydrocarbures journalière;
 

 •  contrôle mensuel du rapport gaz/ huile (“gas-oil ratio”) et des débits d’eau (water cut);
 

 •  mesure annuelle de la pression des réservoirs d’un échantillon de puits judicieusement choisi et représentant au moins la moitié des puits du Gisement.
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Le Contracteur est tenu d’appliquer toute recommandation de l’Administration en matière de conservation des Gisements et de respecter la réglementation en vigueur
en matière de protection de l’environnement et de sécurité des biens et des personnes.

21.6
Le Contracteur est tenu de produire annuellement des quantités d’Hydrocarbures de chaque Gisement conformes aux normes internationales généralement admises dans

l’industrie des Hydrocarbures, notamment en appliquant les règles de bonne conservation des Gisements qui assurent une récupération optimale des réserves d’Hydrocarbures
dans des conditions économiques normales pour les Parties.

21.7
Tel que prévu à l’Article 1.11, le Contracteur contribue annuellement à un Fonds de Soutien aux Hydrocarbures créé dans le but de faire progresser la Recherche et la

Promotion pétrolières. Cette contribution est répartie comme suit :
 

 a. Paiement, pendant la durée de l’exploration, du montant de cent mille dollars des Etats Unis d’Amérique (100.000 USD) par Année Civile.
Ce montant sera versé dans un compte ouvert à cet effet qui sera géré par une commission paritaire présidée par le Ministre chargé des Hydrocarbures et constituée de
représentants de la Direction Générale chargée des Hydrocarbures et du Contracteur. Cette commission paritaire devra statuer sur différents projets pétroliers élaborés par
le Comité Technique de Suivi des Opérations Pétrolières et présentés par la Direction Générale chargée des Hydrocarbures qui assure le secrétariat technique et transmet
les dossiers pour décision finale.
Cette contribution sera incluse dans les Coûts Pétroliers.

 

 b. Paiement, pendant la durée d’exploitation, du montant de cent cinquante mille dollars des Etats Unis d’Amérique (150.000 USD) par Année Civile.
Ce montant sera versé dans un compte ouvert à cet effet qui sera géré par une commission paritaire présidée par le Ministre chargé des Hydrocarbures et constituée de
représentants de la Direction Générale chargée des Hydrocarbures et du Contracteur. Cette commission paritaire devra statuer sur différents projets pétroliers élaborés par
le Comité Technique de Suivi des Opérations Pétrolières et présentés par la Direction Générale chargée des Hydrocarbures qui assure le secrétariat technique et transmet
les dossiers pour décision finale.
Cette contribution sera incluse dans les coûts pétroliers.

 

 c. Paiement, en phase d’exploitation, par Année Civile de zéro virgule zéro cinq (0,05) dollar des Etats-Unis d’Amérique par Baril de la Production Totale Disponible.
Cette contribution sera gérée par le Ministre chargé des Hydrocarbures et ne sera pas incluse dans les Coûts Pétroliers.
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21.8
Le Contracteur est tenu de contribuer à l’équipement de la Direction Générale des Hydrocarbures.

Cette contribution est repartie comme suit :
 

 •  Paiement en phase d’exploration, du montant de cent mille (100.000) dollars des Etats Unis d’Amérique par Année Civile ;
 

 •  Paiement en phase d’exploitation, du montant de cent vingt cinq mille (125.000) dollars des Etats Unis d’Amérique par Année Civile.
A l’expiration définitive de l’Autorisation Exclusive d’Exploitation ou à la fin de la période d’exploitation du gisement, le Contracteur versera à l’Administration les
montants visés ci-dessus, au prorata temporis.
Les contributions visées ci-dessus seront incluses dans les Coûts Pétroliers.
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ARTICLE 22
DROITS DU CONTRACTEUR ATTACHES

AUX AUTORISATIONS EXCLUSIVES D’EXPLOITATION
22.1

Sauf dispositions particulières, les Articles 9, 12, 13 et 14 du Contrat sont applicables, “mutatis mutandis”, aux Opérations Pétrolières réalisées dans le cadre des
Autorisations Exclusives d’Exploitation.

22.2
Le Contracteur peut, sous réserve du respect de la réglementation en vigueur, construire, utiliser, faire fonctionner et entretenir toutes les installations de production, de

stockage et de transport des Hydrocarbures nécessaires à la production, au transport, à la livraison et au chargement des produits extraits, sous réserve des dispositions de
l’Article 10.3.

22.3
S’il n’existe pas de capacité d’évacuation disponible et suffisante, le Contracteur peut, dans les conditions prévues par la réglementation, construire une canalisation

permettant d’évacuer la production.

A cet effet, le Contracteur remet à l’Administration, pour approbation, et avant tout commencement des travaux, des plans conformes au tracé qu’il a établi et à
l’emplacement projeté de la canalisation qu’il se propose de réaliser.

Toutes les canalisations croisant ou longeant des routes ou voies de passage (autres que celles affectées aux Opérations Pétrolières) sont construites de façon à ne pas
gêner le passage.

Les conditions de transport ainsi que le règlement de sécurité de ces ouvrages, doivent être conformes à la réglementation en vigueur en la matière.

22.4
Le Contracteur est tenu, dans la limite des capacités disponibles et à des conditions de tarif normales et non discriminatoires, de permettre l’utilisation par les Tiers des

infrastructures de transport, de traitement et de stockage des Hydrocarbures réalisées dans le cadre des Opérations Pétrolières.

Les conditions tarifaires appliquées doivent être justifiées et soumises à l’approbation préalable du Service chargé des Hydrocarbures.

Le tarif est établi de manière à permettre la récupération des frais d’exploitation de l’ouvrage, y compris une quote-part du prix de revient des installations au plus égale
à l’amortissement fiscal en vigueur ou habituellement pratiqué au Gabon et calculé sur la valeur d’acquisition d’origine, et la réalisation d’une marge bénéficiaire raisonnable
représentant la rémunération des capitaux investis pour la réalisation de cette infrastructure.

Le tarif appliqué à l’Etat pour l’exercice de toute activité à but non lucratif devra exclure toute notion de marge bénéficiaire pour le Contracteur.
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ARTICLE 23
OBLIGATION DE COMMERCIALISER LA PRODUCTION

23.1
Dès que la production d’un Gisement d’Hydrocarbures devient régulière, le Contracteur est tenu de tout mettre en oeuvre pour obtenir la meilleure valorisation des

produits extraits, de sorte que les conditions de commercialisation des quantités lui revenant n’affecte pas défavorablement le cours des Hydrocarbures gabonais sur le marché
international.

23.2
Le Contracteur est tenu de faire de son mieux pour que les prix obtenus à l’exportation des Hydrocarbures gabonais soient conformes à ceux pratiqués sur le marché

international au moment de la vente, à qualité, quantités, fret et conditions de paiement équivalents.
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ARTICLE 24
RECUPERATION DES COUTS PETROLIERS

24.1
Le Contracteur, dans le cadre des dispositions de l’Article, 1.6, a droit à la récupération des Coûts Pétroliers qu’il a supportés à l’intérieur de la Zone Délimitée, par

prélèvement d’une partie de la production d’Hydrocarbures provenant exclusivement de cette zone. La récupération des Coûts Pétroliers ne peut, en aucun cas, s’opérer par
prélèvement sur la production d’Hydrocarbures provenant de gisements situés hors de cette Zone Délimitée.

Pour l’application de l’alinéa qui précède, le Contracteur doit tenir, conformément à l’Article 26.9 et à la Procédure Comptable, un compte des Coûts Pétroliers.

24.2
Le Contracteur dispose du droit à récupération des Coûts Pétroliers dès le début et au fur et à mesure de la production.

Ce droit donne au Contracteur la faculté d’opérer des prélèvements d’une partie de la Production Nette. Ces prélèvements s’effectuent à concurrence du montant des
Coûts Pétroliers sans, toutefois, qu’ils puissent excéder, pour une Année Civile donnée, soixante dix pour cent (70 %) de la Production Nette obtenue au cours de ladite année.

Les Hydrocarbures prélevés par le Contracteur, en application du présent Article, sont valorisés, aux fins de comptabilisation au compte des Coûts Pétroliers visé à
l’Article 26.9, au Prix de Cession Officiel défini à l’Article 27.

24.3
L’Etat dispose d’un droit de préemption sur les quantités d’Hydrocarbures revenant au Contracteur au titre de la récupération des Coûts Pétroliers, lorsque ces quantités

sont offertes à des Tiers.

Pour l’application des dispositions qui précèdent, ne sont pas considérées comme ventes à des Tiers les quantités d’Hydrocarbures cédées dans le cadre d’échanges
nécessités par des contraintes techniques inhérentes aux installations, ou destinées à réaliser des économies de temps ou de transport, mais à condition que les quantités reçues
en échange soient destinées effectivement à la satisfaction des besoins du Contracteur ou de ses Sociétés Affiliées.

En contrepartie des quantités d’Hydrocarbures achetées en application des dispositions ci-dessus, l’Etat verse au Contracteur une somme égale au produit desdites
quantités par le Prix de Cession Officiel, fixé d’un commun accord par les Parties dans les conditions prévues à l’Article 27.2 ci-après.

Ce prix est déterminé par référence à ceux pratiqués sur le marché international au moment de la vente, à qualité, quantité, fret et conditions de paiement équivalentes.
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Les montants versés par l’Etat au Contracteur dans le cadre du droit de préemption sont inscrits au crédit du compte des Coûts Pétroliers, ceux-ci étant, alors, considérés
récupérés en espèces.

24.4
Quand l’Etat exerce le droit de préemption prévu à l’Article 24.3, le Contracteur adresse à l’Administration, au plus tard quinze (15) jours après la date de chargement

de la quantité d’Hydrocarbures ainsi cédée à l’Etat, la facture correspondante, libellée en dollars des Etats-Unis d’Amérique.

Quatre vingt dix (90) jours après la date de connaissement, l’Etat procède à son règlement en Dollars des Etats-Unis d’Amérique, conformément à la réglementation en
vigueur. Le montant dû est versé au compte du Contracteur ouvert auprès d’une banque établie au Gabon.

Si l’Etat n’effectue pas le paiement dans le délai ci-dessus, le montant, dû porte intérêt calculé au taux $ LIBOR majoré de deux (2) points, à compter de la date
d’échéance normale de cette facture.

De plus, si l’Etat n’a pas effectué le paiement de la somme facturée ainsi que ci-dessus dans un second délai de soixante (60) jours à compter de l’expiration du premier
délai de soixante (60) jours ci-dessus, l’Etat ne pourra exercer à nouveau son droit de préemption prévu à l’article 24.3 ci-dessus jusqu’à ce qu’il se soit acquitté complètement
des sommes dues au Contracteur au titre du présent Article 24, en principal et en intérêts.

24.5
Quel que soit le mode de récupération des Coûts Pétroliers adopté, par prélèvement d’Hydrocarbures, en application de l’Article 24.2, par paiements en espèces, en

application de l’Article 24.3, ou par une combinaison de ces deux modes, la récupération totale, au cours d’une Année Civile, exprimée en quantité d’Hydrocarbures, ne peut,
en aucun cas, excéder le pourcentage fixé à l’Article 24.2 de la Production Nette de ladite Année Civile.

24.6
Si au cours d’une Année Civile, la Production Nette de la Zone Délimitée ne permet pas au Contracteur la récupération des Coûts Pétroliers en application des Articles

24.1 à 24.5, le montant des Coûts Pétroliers non récupérés au cours de cette Année Civile est reporté sur les Années Civiles suivantes jusqu’à récupération totale des Coûts
Pétroliers ou la fin du Contrat.

24.7
En cas de découverte à l’intérieur de la Zone Délimitée de Gisements produisant des Hydrocarbures de qualités différentes, la récupération des Coûts Pétroliers est

effectuée par prélèvement en nature ou versements en espèces, conformément au présent Article, en tenant compte de chacune des qualités, proportionnellement à la
Production Totale Disponible.
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ARTICLE 25
PARTAGE DE LA PRODUCTION

25.1
Conformément à l’Article 1.6 et après prélèvement par le Contracteur d’une part de la Production Nette au titre de la récupération des Coûts Pétroliers en application

des dispositions de l’Article 24, la Production Restante d’Hydrocarbures est partagée entre l’Etat et le Contracteur suivant les modalités ci-après:
 

 a) Lorsque la moyenne journalière de la Production Totale Disponible, pour une Zone d’Exploitation et pour un mois civil donné, est inférieure ou égale à sept mille cinq
cent (7.500) Barils, la Production Restante est partagée entre:

 

 •  l’Etat:                             cinquante pour cent (50 %) et
 

 •  le Contracteur:               cinquante pour cent (50 %).
 

 b) Lorsque la moyenne journalière de la Production Totale Disponible, pour une Zone d’Exploitation et pour un mois civil donné, est supérieure à sept mille cinq cent et un
(7.501) Barils et inférieure ou égale à dix mille (10.000) Barils, la tranche supplémentaire de la Production Restante est partagée entre:

 

 •  l’Etat:                             cinquante deux virgule cinq pour cent (52.5 %) et
 

 •  le Contracteur:               quarante sept virgule cinq pour cent (47.5 %).
 

 c) Lorsque la moyenne journalière de la Production Totale Disponible, pour une Zone d’Exploitation et pour un mois civil donné, est supérieure à dix mille et un
(10.001) Barils et inférieure ou égale à quinze mille (15.000) Barils, la tranche supplémentaire de la Production Restante est partagée entre:

 

 •  l’Etat:                             cinquante cinq pour cent (55 %) et
 

 •  le Contracteur:               quarante cinq pour cent (45 %).
 

 d) Lorsque la moyenne journalière de la Production Totale Disponible, pour une Zone d’Exploitation et pour un mois civil donné, est supérieure à quinze mille et un
(15.001) Barils et inférieure ou égale à vingt mille (20.000) Barils, la tranche supplémentaire de la Production Restante est partagée entre:

 

 •  l’Etat:                             cinquante huit pour cent (58 %) et
 

 •  le Contracteur:               quarante deux pour cent (42 %).
 

 e) Lorsque la moyenne journalière de la Production Totale Disponible, pour une Zone d’Exploitation et pour un mois civil donné, est supérieure à vingt mille et un
(20.001) Barils, la tranche supplémentaire de la Production Restante est partagée entre:

 

 •  l’Etat:                             soixante trois pour cent (63 %) et
 

 •  le Contracteur:               trente sept pour cent (37 %).
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En cas de découverte d’Hydrocarbures de qualités différentes, à l’intérieur de la Zone Délimitée, le partage entre l’Etat et le Contracteur de la Production Restante
d’Hydrocarbures se fait séparément sur chacune des qualités, proportionnellement à la Production Totale Disponible.

Le Contracteur a droit à sa part d’hydrocarbures dès le début et au fur et à mesure de la production.

25.2
L’Etat prélève en nature sa part de production définie à l’Article 25.1.

Toutefois, le Contracteur est tenu, lorsque l’Etat en fait la demande, d’assurer la vente de tout ou partie des quantités d’Hydrocarbures lui revenant au titre de l’Article
susvisé et de lui en verser le prix.

Dans ce cas, le Contracteur fait de son mieux pour obtenir, sur le marché, un prix de vente au moins égal au Prix de Cession Officiel défini à l’Article 27.

A l’occasion de cette opération, le Contracteur bénéficie d’une commission de vente dont le montant est fixé d’un commun accord par référence aux pratiques
commerciales habituelles en la matière.

Au cas où le Contracteur ne réussit pas à obtenir un prix de vente au moins égal au Prix de Cession Officiel, il en informe l’Etat en indiquant le meilleur prix qui lui est
proposé.

L’Etat lui fait alors savoir s’il accepte le prix de vente que celui-ci peut obtenir ou s’il préfère recevoir en nature les quantités concernées.

25.3
L’Etat peut demander le règlement du produit des ventes de sa production assurées par le Contracteur dans la monnaie étrangère de son choix.

Le choix de la devise de règlement doit être notifié au Contracteur au moment de la demande de vente visée à l’Article 25.2. A défaut de notification, le règlement
s’effectue dans la monnaie dans laquelle est exprimé le Prix de Cession Officiel défini à l’Article 27.

25.4
L’Etat dispose d’un droit de préemption sur les quantités d’Hydrocarbures revenant au Contracteur au titre de sa part de production définie à l’Article 25.1, dans les

mêmes conditions et suivant les mêmes modalités que celles prévues aux Articles 24.3 et 24.4.
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ARTICLE 26
REGIME FISCAL

26.1
A raison des Opérations Pétrolières effectuées dans la Zone Délimitée, le Contracteur est assujetti aux impôts, droits, taxes et redevances suivants:

 

 a. les bonus prévus à l’Article 28 qui sont payables en espèces;
 

 b. la redevance minière proportionnelle, en phase de production d’Hydrocarbures, pour chaque Zone d’Exploitation et dont le taux est fixé, pour le Pétrole Brut à :
 

 •  cinq pour cent (5%) lorsque le rythme de production est inférieur ou égal à 7.500 barils/jour;
 

 •  sept pour cent (7%) pour la tranche supplémentaire, lorsque le rythme de production est supérieur à 7.501 barils/jour et inférieur ou égal à 10.000 barils/jour;
 

 •  neuf pour cent (9%) pour la tranche supplémentaire, lorsque le rythme de production est supérieur à 10.001 barils/jour et inférieur ou égal à 15.000 barils/jour ;
 

 •  dix pour cent (10%) pour la tranche supplémentaire, lorsque le rythme de production est supérieur à 15.001 barils/jour et inférieur ou égal à 20.000 baril/jour ;
 

 •  onze pour cent (11%) pour la tranche supplémentaire, lorsque le rythme de production est supérieur à 20.001 barils/jour.

La Production Totale Disponible passible de la redevance minière proportionnelle est diminuée des quantités:
 

 1) perdues ou brûlées lors d’essais de production sur la Zone d’Exploitation ou dans les installations de production, de collecte ou de stockage de ladite zone, sous réserve
que le Contracteur ait respecté la réglementation en vigueur et les directives et recommandations de l’Administration;

 

 2) ré-injectées dans les gisements de la Zone d’Exploitation;
 

 3) utilisées à la confection de fluides de forage pour les besoins de la Zone Délimitée ;
 

 4) utilisées à des travaux exécutés, après forage, sur des puits du gisement de la Zone d’Exploitation;
 

 5) consommées dans les moteurs ou turbines fournissant l’énergie utilisée :
 

   i. à actionner les unités de pompage nécessaires sur les puits du Gisement de la Zone d’Exploitation;
 

  ii. à collecter les hydrocarbures sur la Zone d’Exploitation;
 

 iii. à faire fonctionner les installations de forage établies sur et/ou hors de la Zone d’Exploitation pour les besoins de celle-ci.
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Les quantités prélevées ou utilisées en aval du point où est décomptée la Production Totale Disponible passible de la redevance minière proportionnelle, pour les besoins
énumérés ci-dessus, ne sont admises en déduction de l’assiette de la redevance minière proportionnelle que sur autorisation exceptionnelle de l’Administration, délivré sur
demande justifiée du Contracteur.

La redevance minière proportionnelle est payée soit en nature, soit en espèces, au choix de l’Etat. Si celui-ci ne fait pas connaître son choix, il est réputé avoir opté pour
le paiement en espèces.

Lorsque la redevance minière proportionnelle est payée en espèces, elle est calculée sur la valeur F.O.B des Hydrocarbures. Pour la détermination de cette valeur F.O.B,
le prix retenu est le Prix de Cession Officiel défini à l’Article 27.

Le règlement en espèces de la redevance minière proportionnelle est effectué auprès des services du recouvrement de la Direction Générale chargé des Impôts, au plus
tard le vingt-huit (28) de chaque mois, sur la base de la production mensuelle moyenne du trimestre civil précédent. La régularisation intervient au plus tard le vingt-huit
(28) janvier de chaque année, pour l’Année Civile précédente, sur la base de la Production Totale Disponible de ladite année et du Prix de Cession Officiel y afférent.

Au début de la production, et durant la période où la production mensuelle moyenne visée ci-dessus ne peut être déterminée, le montant de la redevance est calculé sur
la base de la production effective de chaque mois considéré, et est payée dans, les mêmes délais que ci-dessus.

Si l’Etat désire recevoir en nature tout ou partie de la redevance minière proportionnelle, il en avise le Contracteur par écrit au moins cent quatre-vingt jours à l’avance,
en précisant la quantité qu’il désire ainsi recevoir durant la période considérée.

La redevance minière proportionnelle n’est pas incluse dans les Coûts Pétroliers.
 

 c. une redevance superficiaire annuelle conformément à la réglementation en vigueur à la Date Effective.
Cette redevance n’est pas incluse dans les Coûts Pétroliers.
Elle est payée en espèces, d’avance et par Année Civile entière, sur la base de la superficie de la Zone Délimitée au 1er janvier de chaque Année et, pour la première année,
sur celle existant à la Date Effective.

Le taux de la redevance superficiaire est fixée comme suit :
 

 •  En phase d’Exploration: six dollars des Etats-Unis d’Amérique (6 USD)/kilomètre carré (Km2);
 

 •  En phase de Développement et d’Exploitation: huit cents dollars des Etats-Unis d’Amérique (800 USD)/kilomètre carré (Km2).
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 d. les droits et taxes perçus à l’importation par l’Administration des Douanes tels que définis à l’Article 34;
 

 e. l’Impôt sur les Bénéfices et Revenus (Impôt sur les Sociétés) dont le règlement s’effectue en nature, par remise à l’Etat d’une quantité d’Hydrocarbures correspondant au
montant dudit impôt. Conformément à l’Article 26.3, cette quantité est incluse dans la part revenant à l’Etat au titre des dispositions de l’Article 25.
L’Impôt sur les Sociétés ainsi dû au titre d’une Année Civile donnée et payé à l’Etat en nature, est déterminé sur la base, notamment, du revenu brut constitué par le
chiffre d’affaires provenant de la quantité d’Hydrocarbures dont il dispose en application des Articles 24 et 25, ou de leur équivalent en espèces, ainsi que des quantités
remises à l’Etat en paiement de l’Impôt sur les Sociétés et, d’autre part, des charges déductibles prévues et définies par la réglementation fiscale en vigueur; le bénéfice
imposable y afférent est celui qui ressort de la Déclaration Annuelle Statistique et Fiscale visée aux Articles 26.4 et 26.5.

26.2
La quantité d’Hydrocarbures que l’Etat reçoit au cours de chaque Année Civile en application de l’Article 25.1, comprend, par conséquent:

 

 a. la part représentative des droits miniers autres que ceux dus à l’occasion de l’institution, du renouvellement et de la mutation des titres miniers, la redevance
superficiaire et la redevance minière proportionnelle, et

 

 b. la part représentative de l’Impôt sur les Sociétés dû par les entreprises constituant le Contracteur en application des dispositions de l’Article 26.1e.

La valeur des Hydrocarbures reçus par les entreprises constituant le Contracteur en application des dispositions de l’Article 25.1 représente le bénéfice net après
paiement de l’Impôt sur les Sociétés dû par chacune desdites entreprises.

26.3
Au regard de la réglementation fiscale et douanière, chacune des entreprises constituant le Contracteur est traitée comme une entreprise distincte.

Cependant, en cas de défaillance de l’une d’elles, les autres lui seront substituées.

26.4
Les entités constituant le Contracteur tiendront, par Année Civile, une comptabilité distincte des Opérations Pétrolières, qui permette d’établir, en particulier, un solde

caractéristique de gestion et un bilan détaillé faisant ressortir tant les résultats desdites opérations que les éléments d’actif et de passif qui y sont affectés ou s’y rattachent.

Cette comptabilité doit être conforme à la réglementation en vigueur, notamment au Plan Comptable Général des Entreprises.
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Elle doit, en particulier, faire ressortir les éléments nécessaires à l’établissement de la Déclaration Annuelle Statistique et Fiscale et de ses annexes;

26.5
Chacune des entreprises constituant le Contracteur est tenue de remettre au responsable des Services chargés des Hydrocarbures, au plus tard le 30 avril de chaque

année ou à la date fixée chaque année par l’Administration fiscale pour le dépôt des déclarations statistiques et fiscales des sociétés assujetties à l’impôt sur les sociétés, un
exemplaire de la déclaration relative à l’Impôt sur les Sociétés afférent à l’Année Civile précédente, telle qu’elle est exigée par la réglementation fiscale en vigueur.

Cette déclaration comprend, notamment, les Soldes Caractéristiques de Gestion ainsi que tous documents, déclarations, annexes, pièces comptables ou extraits des
comptes, bilans et autres pièces justificatives dont la production est exigée par la réglementation en vigueur.

26.6
L’Administration fiscale, après examen des documents visés ci-dessus, délivre à chacune des entreprises constituant le Contracteur, dans les soixante (60) jours suivant

la date de leur production, les attestations fiscales et tous autres documents certifiant qu’elle a rempli ses obligations fiscales résultant de la réglementation en vigueur, sous
réserve des droits de vérification et de répétition de l’Administration prévus par l’article 49 du présent Contrat.

Au regard de la réglementation fiscale, la valeur des Hydrocarbures dont le Contracteur a la disposition au cours d’une Année Civile, en application des Articles 24 et
25.1, est considérée comme représentant la récupération des Coûts Pétroliers et le bénéfice net après Impôt sur les Sociétés.

26.7
En dehors des bonus prévus aux Articles 28.1 et 28.2, des impôts, droits et redevances prévus à l’Article 26.1, des droits et taxes perçus par l’Administration des

Douanes, prévus à l’Article 34, de la contribution au Fonds de Soutien des Hydrocarbures prévue à l’Article 21.7, des contributions prévues aux Articles 14 et 39, le
Contracteur est exonéré, à raison des Opérations Pétrolières, de tous autres impôts, redevances, droits, taxes, retenue à la source sur les intérêts de prêt ainsi que le sommes
versées aux associés ou Sociétés Affiliées étrangères en rémunération de tous services rendus au Gabon, bonus et contributions, à l’exception de la contribution foncière sur les
propriétés bâties, exigible dans les conditions de droit commun sur les immeubles à usage d’habitation.

Les impôts, redevances, droits taxes et contributions ci-dessus s’entendent comme ceux en vigueur à la Date Effective.

Ses fournisseurs, sous-traitants, prestataires de services et Sociétés Affiliées sont exonérés de l’impôt sur le Chiffre d’Affaires intérieur et de la taxe sur les transactions
exigibles à l’occasion des ventes faites, des travaux exécutés et des services rendus dans le cadre du Contrat.
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Cependant, la Taxe sur la Valeur Ajoutée, instituée par la loi N° 1 du 24 février 1995, précisée par l’arrêté 000704/MFEBP/CAB/SG du 19 juillet 1995 fixant le régime
de la Taxe sur la Valeur Ajoutée accordé aux sociétés pétrolières de recherche et d’exploration, est appliquée au Contracteur et le cas échéant, aux entités constituant le
Contracteur, à raison des Opérations Pétrolières, selon les modalités suivantes:
 

 

1) En phase d’exploration et jusqu’à ce que la production d’Hydrocarbures s’effectue de manière régulière et en quantités susceptibles d’être commercialisées, les intéressés
sont exonérés de la Taxe sur la Valeur Ajoutée à raison de toutes les Opérations Pétrolières. Les fournisseurs, sous-traitants, prestataires de services et Sociétés Affiliées
sont également exonérés de la Taxe sur la Valeur Ajoutée (TVA) éventuellement exigible à l’occasion des ventes faites, des services rendus et des travaux exécutés dans
le cadre du contrat.

 

 2) En phase de production, soit lorsque la production d’Hydrocarbures s’effectue de manière régulière et en quantités susceptibles d’être commercialisées, les modalités
suivantes sont applicables:

 

 a) Sous réserve des dispositions des paragraphes (b, c et d) ci-après, les opérations Pétrolières relatives à l’exploration et à l’exploitation d’Hydrocarbures, y
compris les activités accessoires liées aux Opérations Pétrolières, sont placées hors du champ d’application de la Taxe sur la Valeur Ajoutée.

 

 

b) Les biens importés, les services rendus, les travaux exécutés, destinés aux Opérations Pétrolières, acquis auprès de fournisseurs étrangers non imposables
au Gabon à l’Impôt sur les Bénéfices et Revenus, et quelle que soit leur nature, sont exonérés de la Taxe sur la Valeur Ajoutée. Cette exonération
s’applique, que ces opérations soient effectuées directement, par le Contracteur lui-même ou les entités constituant le Contracteur, ses Sociétés Affiliées ou
par l’intermédiaire des sous-traitants ou mandataires sur leur ordre et pour leur compte.

 

 

c) Les biens, services et travaux destinés aux Opérations Pétrolières, acquis auprès de fournisseurs, prestataires de services ou sous-traitants passibles de
l’Impôt sur les Bénéfices et Revenus au Gabon et figurant sur une liste établie conjointement par le Contracteur et l’Administration, quelle que soit la
nature de ces biens, services et travaux, sont facturés en incluant la Taxe sur la Valeur Ajoutée au taux zéro. La liste susvisée fait l’objet d’une mise à jour
annuelle effectuée par l’UPEGA et l’Administration.

 

 d) Dans tous les autres cas que ceux visés aux paragraphes (a, b et c) ci-dessus, les biens acquis, services rendus et travaux exécutés par les fournisseurs,
prestataires de services et sous-traitants, sont soumis à la Taxe sur la Valeur Ajoutée aux taux en vigueur.

 

 3) La Taxe sur la Valeur Ajoutée éventuellement facturée au Contracteur et, le cas échéant, aux entités constituant le Contracteur, et payés par eux, sera récupérée suivant les
modalités suivantes:

 

 a) La Taxe sur la Valeur Ajoutée acquittée au cours d’un Mois Civil donné, donne lieu à une demande de remboursement qui devra parvenir, avant le
vingtième jour du Mois Civil suivant, à la recette spéciale T.V.A ouverte auprès de la Direction Générale des Impôts.
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Si des erreurs ou des omissions sont relevées dans la demande de remboursement, des demandes rectificatives pourront être présentées et des
redressements opérés à tout moment, sous réserve du délai de prescription prévu par le Code Général des Impôts Directs et Indirects.

 

 b) Le remboursement susvisé de la TVA devra intervenir au plus tard trente jours ouvrables après la fin du Mois Civil au cours duquel la demande de
remboursement aura été reçue par la recette spéciale T.V.A.
Les redressements ou les rectifications éventuels d’erreurs ou d’omissions, constatés sur une demande de remboursement, ne pourront être effectués
qu’après l’expiration du délai de remboursement susvisé.
Dans le cas où la procédure de vérification prévue par l’Article 48 est mise en oeuvre, les mécanismes et procédures prévues par les dispositions du
présent paragraphe 3 ne seront pas suspendus.

 

 

c) Si, pour une raison quelconque, le remboursement de la Taxe sur la Valeur Ajoutée n’intervenait pas dans le délai prévu au paragraphe (b) ci-dessus, les
ayants droits auraient la faculté d’imputer, dès le Mois Civil suivant l’expiration dudit délai, et sans limitation dans le temps, le montant de la Taxe sur la
Valeur Ajoutée non remboursé, augmenté d’un intérêt de retard calculé comme il est dit ci-après, sur tous impôts, droits, taxes et redevances, autres que
l’Impôt sur les Bénéfices et Revenus, ainsi que sur toute créance de l’Etat sur lesdits ayants droits.
L’intérêt de retard susvisé dû, jusqu’au remboursement total ou compensation intégrale du montant de la Taxe sur la Valeur Ajoutée non remboursé, à
compter de la date d’échéance normale du remboursement, est calculé selon la réglementation en vigueur.

 

 d) Chaque entité constituant le Contracteur est redevable de la Taxe sur la Valeur Ajoutée supportée dans le cadre des Opérations Pétrolières au prorata de sa
participation.
Toutefois, d’un point de vue pratique, l’Opérateur assurera, pour le compte du Contracteur, le paiement de la valeur ajoutée facturée par les fournisseurs,
et sera à ce titre, l’interlocuteur privilégié de l’Administration.
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L’Opérateur demandera, pour le compte du Contracteur, le remboursement de la Taxe sur la Valeur Ajoutée payée.
En cas de non remboursement à l’échéance prévue au paragraphe (c) ci-dessus, pour quelque cause que ce soit, l’Opérateur pourra, à tout moment,
demander au Service en charge des Hydrocarbures l’imputation du montant au compte des Coûts Pétroliers en produisant à l’appui tous justificatifs utiles
à l’effet d’en constater le bien-fondé, et de donner son agrément écrit préalable dans un délai qui ne saurait excéder deux (2) mois. A défaut, la demande
sera considérée comme acceptée.
L’imputation visée au paragraphe (c) ci-dessus de ce montant de la Taxe sur la Valeur Ajoutée, y compris les intérêts de retard éventuels, pourra être
effectuée, dans les conditions prévu ci-dessus, soit par l’Opérateur pour le compte du Contracteur, soit par chaque entité constituant le Contracteur,
agissant pour son propre compte, au prorata de sa participation.

 

 
e) Au cas où, pour quelque raison que ce soit, les dispositions des paragraphes (1, 2 et 3) ci-dessus s’avéraient inopérantes, le régime qui y est prévu sera

aménagé de telle sorte que le Contracteur et les entités constituant le Contracteur ne subissent pas de charge supplémentaire par rapport au régime
appliqué antérieurement à l’entrée en vigueur de la loi n° 1 du 24 février 1995 susvisée.
Le bénéfice réalisé par les entreprises constituant le Contracteur dans le cadre des Opérations Pétrolières est exonéré de tout impôt et retenue à la source
exigible à l’occasion de sa distribution aux actionnaires ou associés, ou de leur affectation. Sont également exonérés de toute retenue à la source, les
intérêts de prêt ainsi que le sommes versées aux associés ou Sociétés Affiliées étrangères en rémunération de tous services rendus au Gabon.
Lorsque, par erreur, une des entreprises constituant le Contracteur a été soumise à des impôts, droits, taxes, retenues ou redevances dont elle est exonérée
en application des dispositions du présent Article, elle en impute le montant au compte des Coûts Pétroliers si elle n’en est pas dégrevée un an après avoir
introduit une réclamation à cet effet auprès de l’Administration compétente. Cette imputation est soumise, à l’effet d’en constater le bien-fondé, à
l’agrément écrit préalable du Service chargé des Hydrocarbures.
Les exonérations ci-dessus ne s’appliquent pas aux droits et taxes valablement exigibles en contrepartie de services rendus par les Administrations,
collectivités et établissements publics gabonais utilisés par le Contracteur. Toutefois, les tarifs appliqués à l’égard de celui-ci, de ses entrepreneurs,
transporteurs et clients, et de ses agents, doivent correspondre à l’importance des services rendus et ne seront pas discriminatoires.
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Plus particulièrement, le Contracteur restera assujetti aux taxes et impôts locaux, communaux et portuaires en vigueur légalement dues, mais leur taux ne
devra pas être discriminatoire à l’égard du Contracteur par rapport à celui appliqué aux entreprises exerçant une activité similaire.

26.8
Les cessions de toute nature entre les sociétés signataires du Contrat et leurs Sociétés Affiliées sont exonérées de tous droits, redevances, contributions ou taxes exigibles

à ce titre par l’Administration de l’Enregistrement, de droits de timbres et, le cas échéant, de la Taxe sur la Valeur Ajoutée.

26.9
Concurremment à l’obligation de tenir une comptabilité conforme à celle prévue par la réglementation en vigueur et les dispositions du Contrat, le Contracteur tient un

Compte des Coûts Pétroliers destiné à enregistrer, d’une part, toutes les dépenses récupérables, au sens des dispositions du Contrat et de l’Accord Comptable, effectuées pour
les besoins des Opérations Pétrolières, au fur et à mesure de leur paiement effectif, et, d’autre part, les montants récupérés des Coûts Pétroliers, au fur et à mesure de cette
récupération, ainsi que, au fur et à mesure de leur encaissement, les recettes et produits de toute nature qui viennent en déduction ou en atténuation des Coûts Pétroliers.

Le Compte des Coûts Pétroliers sera subdivisé en sous-comptes permettant, notamment, de faire ressortir:
 

 a. les dépenses d’exploration: les paiements de toute nature liés aux opérations de géologie, géophysique, forage, équipement de puits et essais de production
(ainsi que toutes opérations connexes) destinées à découvrir des Hydrocarbures;

 

 b. les dépenses d’appréciation: les paiements de toute nature liés aux opérations de géologie, géophysique, forage, équipement de puits et essais de
production, destinées à déterminer si le Gisement découvert est commercialement exploitable et à en déterminer les limites;

 

 
c. les dépenses de développement: les paiements de toute nature tels que: forage, équipement de puits et essais de production, pose de plates-formes et de

canalisations et toutes autres opérations effectuées en vue de la production, du transport, du traitement et du stockage des Hydrocarbures au terminal de
chargement;

 

 d. les dépenses d’exploitation: les paiements de toute nature liés à l’étude, la conduite et l’exécution des travaux se rapportant directement ou indirectement à
l’exploitation et à l’entretien des installations de production, de traitement, de stockage et de transport des Hydrocarbures.
Sauf dépenses à caractère social ou communautaire, pour être considérées comme des Coûts Pétroliers, les dépenses susvisées doivent être strictement
nécessitées par les besoins des Opérations Pétrolières et répondre aux critères énoncés dans l’Accord Comptable;
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Les dépenses payées se rattachant à des charges non déductibles, celles dont la récupération est exclue par une disposition expresse du Contrat ou de
l’Accord Comptable, celles qui présentent un caractère somptuaire ou exagéré, les libéralités non autorisées par la réglementation et, d’une manière
générale, toutes les dépenses qui ne sont pas nécessitées par le souci d’une bonne gestion des Opérations Pétrolières, ne sont pas récupérables; elles ne
doivent pas, en conséquence, être portées au débit du Compte de Coûts Pétroliers.
A tout moment, le solde du Compte des Coûts Pétroliers indique le montant non encore récupéré par le Contracteur.
Les modalités pratiques d’application des dispositions du présent Article 26 sont définies dans l’Accord Comptable, Annexe 2 du Contrat.

26.10
 

 1. Sont notamment portées au débit du compte des Coûts Pétroliers, les dépenses relatives :
 

 a) à la construction, la fabrication, la création, la réalisation, l’achat, la location, l’entretien et la réparation des actifs corporels, y compris les matières
consommables;

 

 b) à l’exploration et à la recherche;
 

 c) aux impôts, droits, redevances et taxes de toute nature établis et payés au Gabon, y compris la retenue à la source éventuellement payée sur les paiements à
destination des Sociétés Affiliées;

 

 d) au personnel et à l’environnement du personnel;
 

 e) aux prestations des services fournis par les Tiers, les Sociétés Affiliées et les constituant le Contracteur, y compris l’assistance technique;
 

 f) aux assurances souscrites et aux règlements de sinistres;
 

 g) aux frais juridiques;
 

 h) aux intérêts, agios et charges financières versés aux créanciers, Sociétés Affiliées ou Tiers, pour leur montant réel et dans la mesure où les emprunts et
dettes auxquels ils se rapportent sont nécessités par les Opérations Pétrolières et correspondent à un besoin réel de financement de celles-ci.
Cependant, les dépenses de cette nature ne sont pas imputables aux Coûts Pétroliers donnant droit à récupération en application du présent Article et des
Articles 24 et 26.9, dans les cas suivants :

 

 •  d’une manière générale, lorsque les emprunts et dettes auxquels ils se rapportent ne sont pas nécessités par les besoins de financement des Opérations
Pétrolières;
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 •  lorsqu’ils se rapportent aux emprunts et dettes du Contracteur éventuellement contractés auprès de Tiers pour le financement des opérations de recherche
et d’exploration;

 

 •  lorsqu’ils se rapportent, et à due concurrence, à la part des emprunts et dettes dépassant soixante dix pour cent (70%) du montant des dépenses de
développement et de production;
Les intérêts versés aux actionnaires, aux Sociétés Affiliées et aux entreprises constituant le Contracteur au titre des sommes prêtées ou avancées par eux,
sont admis dans les mêmes limites et sous les mêmes conditions que ci-dessus, mais, en outre, dans la limite maximum de ceux calculés au taux $ LIBOR
majoré de deux (2) points.

 

 i) aux pertes de change réalisées liées aux emprunts et dettes du Contracteur, dans les mêmes conditions et restrictions et suivant les mêmes modalités que
celles prévues au paragraphe h) ci-dessus.
En outre, le Contracteur ne saurait être garanti contre les risques de change ou manques à gagner liés à l’origine des capitaux propres investis et à son
autofinancement, et les pertes éventuellement subies de ce fait ne peuvent, en aucun cas être considérées comme des Coûts Pétroliers ; elles ne peuvent,
par conséquent, être inscrits au compte des Coûts Pétroliers, ni donner droit à récupération. Il en est de même des primes et frais d’assurances que le
Contracteur viendrait à souscrire pour couvrir de tels risques.
Les pertes de change réalisées et directement liées aux créances se rapportant aux Opérations Pétrolières et traitées directement en monnaie étrangère, sont
également imputables aux Coûts Pétroliers;

 

 j) aux frais exposés à l’occasion des contrôles et vérifications opérés par l’Administration;
 

 k) aux frais généraux, dans les conditions fixées par l’Annexe Comptable ;
 

 
2. Ne sont pas imputables aux Coûts Pétroliers les paiements effectués en règlement de frais, charges ou dépenses non directement imputables aux Opérations Pétrolières,

ceux dont la déduction ou l’imputation est exclue par les dispositions du Contrat ou de l’Annexe Comptable, ou ceux qui ne sont pas nécessités par les besoins desdites
Opérations Pétrolières. Il s’agit, notamment, des paiements effectués au titre:

 

 a) des frais d’augmentation de capital;
 

 b) des frais de commercialisation;
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 c) des frais relatifs à la période antérieure à la Date Effective;
 

 d) des frais d’audit extérieur payés par le Contracteur dans le cadre des relations particulières entre les entreprises constituant le Contracteur;
 

 e) de la part non récupérable du Fonds de Soutien des Hydrocarbures et des bonus visés respectivement aux Articles 21 et 28;
 

 f) des frais supportés à l’occasion des réunions, études et travaux réalisés dans le cadre de l’association liant les entreprises constituant le Contracteur;
 

 g) des intérêts agios et charges financières qui ne répondent pas aux conditions prévues au paragraphe 1-h ci-dessus et à l’Article 1.4;
 

 h) des pertes de change subies et qui ne répondent pas aux conditions prévues au paragraphe 1- i ci-dessus;
 

 i) des pertes de change qui constituent des manques à gagner résultant des risques liés à l’origine des capitaux propres et à l’autofinancement tels que prévus
au paragraphe 1- i , 2e alinéa ci-dessus.

 

 3. Doivent venir en déduction des Coûts Pétroliers, notamment:
 

 a) le produit des quantités d’Hydrocarbures revenant au Contracteur en application des dispositions de l’Article 24, par le Prix de Cession Officiel s’y
rapportant tel qu’il est défini à l’Article 27;

 

 b) le montant des sommes éventuellement perçues au titre de la récupération des Coûts Pétroliers en application des dispositions de l’Article 24.3;
 

 c) tous autres recettes, revenus, produits et profits connexes, annexes ou accessoires directement ou indirectement liés aux Opérations Pétrolières et
notamment ceux énumérés dans la Procédure Comptable.

26.11
L’Accord Comptable, qui fait partie intégrante du Contrat, définit la nature des dépenses constituant des Coûts Pétroliers, celles qui ne donnent pas lieu à récupération,

les limitations du montant des dépenses pouvant donner lieu à inscription au compte des Coûts Pétroliers.

Il fixe les obligations du Contracteur en matière de procédures et de présentation de la comptabilité des Coûts Pétroliers et des rapports, comptes-rendus, états et
informations à fournir à l’Administration.

En cas de contradiction ou de divergence entre l’Accord Comptable et les stipulations du Contrat, ces dernières prévalent.
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ARTICLE 27
VALORISATION DES HYDROCARBURES

27.1
Les quantités d’Hydrocarbures

 

 •  prélevées au titre de la récupération des Coûts Pétroliers, conformément aux dispositions de l’Article 24 ;
 

 •  représentant la redevance minière proportionnelle visée à l’Article 26.1-b;
 

 •  constituant le revenu brut du Contracteur visé à l’Article 26.1-e, 2ème alinéa;
 

 •  représentant la part de production revenant à l’Etat et commercialisée, à la demande de celui-ci, par le Contracteur, en application des dispositions de l’Article 25.2;
 

 •  livrées dans le cadre de la contribution à la satisfaction des besoins du marché intérieur, en application des dispositions de l’Article 35;
 

 •  reçues en paiement de l’Etat, en application des dispositions de l’Article 19.4;
 

 •  reçues en contrepartie de l’exercice par l’Etat de son droit de préemption sur les quantités d’Hydrocarbures revenant au Contracteur au titre des Articles 24.3 et 25.4 du
Contrat

sont valorisées en appliquant le prix défini par l’Administration pour les Hydrocarbures gabonais, appelé “le Prix de Cession Officiel (PCO)”.

27.2
Le Prix de Cession Officiel est déterminé conjointement par l’Administration et le Contracteur par référence aux prix du marché international pour les Hydrocarbures de

qualité analogue.

Il est calculé valeur F.O.B., chaque semestre civil pour le semestre civil précédent, sur la base des éléments et données qui s’y rapportent; il est notifié au Contracteur
pour application et régularisations éventuelles.

Si aucun Prix de Cession Officiel relatif à un semestre civil n’a été notifié au Contracteur, il sera fait application, à titre provisoire, du Prix de Cession Officiel résultant
de la plus récente notification.

27.3
Si, pour une période donnée, le Prix de Cession Officiel appliqué est supérieur au prix du marché pour des ventes à des Tiers d’Hydrocarbures provenant de la Zone

d’Exploitation, la différence est récupérée par le Contracteur, par inscription au débit du compte des Coûts Pétroliers.

Si, à l’inverse, le Prix de Cession Officiel est inférieur au prix dudit marché, la différence est portée au crédit du compte des Coûts Pétroliers.

27.4
Le prix du marché visé à l’alinéa précédent est déterminé selon des modalités à définir par les Parties; celles-ci se réuniront, à la demande de l’une d’entre elles,

périodiquement à cette fin, en fonction de l’évolution du marché international des Hydrocarbures.
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27.5
 

 a) En cas de commercialisation du Gaz Naturel dans le cadre d’un contrat de vente à long terme, le PCO sera le prix stipulé dans ledit contrat.
 

 b) A défaut de Contrat à long terme, le Gaz Naturel est valorisé en appliquant le prix accepté par les Parties conformément aux dispositions de l’Article 30.1,
4ème alinéa.

27.6
Si les Parties ne parviennent pas à s’entendre sur les modalités de détermination du prix du marché ou si elles estiment que le prix du marché déterminé conformément à

l’Article 27.5 ne reflète pas la réalité du marché des hydrocarbures produits sur la Zone d’Exploitation, elles pourront soumettre leur différend à l’Arbitrage de la Chambre de
Commerce Internationale conformément à l’Article 50 du Contrat.
 

70



ARTICLE 28
BONUS

28.1
Le Contracteur verse à l’Etat un million quatre cents mille dollars des Etats-Unis d’Amérique (1.400.000 USD) le jour de la Date Effective.

28.2
En outre, le Contracteur versera à l’Etat les montants suivants:

 

 a) un million de dollars des Etats-Unis d’Amérique (1.000.000 USD) dès le début de la production d’hydrocarbures dans la Zone Délimitée.
 

 b) un million cinq cent mille dollars des Etats-Unis d’Amérique (1.500.000 USD) lorsque le rythme moyen de la production d’Hydrocarbures, dans la Zone
Délimitée, atteint, pour la première fois, le niveau de dix mille (10.000) Barils par jour au cours d’une période de trente (30) jours consécutifs;

 

 c) deux millions de dollars des Etats-Unis d’Amérique (2.000.000 USD) lorsque le rythme moyen de la production d’Hydrocarbures, dans la Zone
Délimitée, atteint, pour la première fois, le niveau de quinze mille (15.000) Barils par jour au cours d’une période de trente (30) jours consécutifs.

 

 d) trois millions cinq cent mille dollars des Etats Unis d’Amérique (3.500.000 USD) lorsque le rythme moyen de la production d’hydrocarbures, dans la
zone Délimitée, atteint, pour la première fois, le niveau de vingt mille (20.000) Barils par jour au cours d’une période de trente (30) jours consécutifs.

Les montants visés à l’Article 28.2 (b), (c) et (d) sont versés dans les trente (30) jours à partir de la date à laquelle sont atteints les niveaux de production ci-dessus fixés.

28.3
Les versements visés aux Articles 28.1 et 28.2 ci-dessus ne peuvent, en aucun cas, être considérés comme des Coûts Pétroliers.
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ARTICLE 29
MESURAGE ET COMPTAGE DES HYDROCARBURES

29.1
Le Contracteur doit mesurer et compter les Hydrocarbures produits, après extraction de l’eau et des substances étrangères et stabilisation.

Le point où s’opèrent le comptage et le mesurage des quantités d’Hydrocarbures et le point où sont établis les instruments, appareils et installations qui y sont affectés,
doivent obligatoirement être approuvés par l’Administration.

Les agents compétents de l’Administration vérifient ces mesurages et comptages et contrôlent les installations, instruments et appareils utilisés au moins une fois par
trimestre.

Si le Contracteur désire modifier ou changer ces installations, instruments et appareils, il devra en informer l’Administration au moins quinze jours ouvrables à l’avance,
de manière à permettre au représentant de celle-ci d’être présent lors de cette modification ou de ce changement.

Les modifications et changements affectant les points, instruments et appareils visés au 2ème alinéa ci-dessus, doivent être préalablement approuvés par
l’Administration.

29.2
Les quantités d’Hydrocarbures ayant servi aux Opérations Pétrolières ou perdues, doivent, pour être admises en diminution, faire l’objet d’un état mensuel explicatif

détaillé transmis à l’Administration.

29.3
S’il est constaté que les installations, instruments et appareils utilisés par le Contracteur conduisent à des erreurs par défaut, celles-ci sont considérées comme commises

depuis la date à laquelle les derniers contrôles ont été ou auraient dû être effectués par l’Administration, et les rectifications nécessaires sont alors opérées sur cette base.
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ARTICLE 30
GAZ NATUREL

30.1
En cas de découverte de Gaz Naturel, le Contracteur, après avoir procédé aux études appropriées et après concertation avec l’Administration, détermine si une

exploitation commerciale peut être entreprise.

Préalablement l’Etat et le Contracteur devront s’entendre sur les termes fiscaux applicables à la production du gaz, à savoir et de façon limitative :
 

 •  le taux de récupération des coûts pétroliers (Article 24);
 

 •  le barème de partage de la production (Article 25);
 

 •  le taux de la redevance minière proportionnelle (Article 26);
 

 •  les bonus de production (Article 28).

L’Etat garantit au Contracteur l’octroi des termes fiscaux au moins aussi favorable que les termes que l’Etat aurait pu, préalablement à la découverte du Gaz Naturel,
octroyer à d’autres compagnies pétrolières établies au Gabon.

Si la découverte est déclarée commercialement exploitable, toutes les dispositions du Contrat seront applicables “mutatis mutandis”, notamment celles relatives au Prix
de Cession Officiel défini à l’Article 27, à la récupération des Coûts Pétroliers définie à l’Article 24, au partage de la Production Restante défini à l’Article 25, aux bonus
définis à l’Article 28 et aux redevances et impôts énumérés et définis aux Articles 26.1. et 26.7

Toutefois, pour tenir compte des conditions particulières d’exploitation du Gaz Naturel et pour encourager sa mise en valeur, des avantages particuliers peuvent être
consentis au Contracteur lorsqu’ils sont justifiés.

30.2
Si le Contracteur estime que la découverte de Gaz Naturel n’est pas commercialement exploitable, il perd tout droit sur cette découverte. L’Etat est, alors, en droit

d’exploiter le Gisement découvert pour son compte sans avoir à payer une quelconque indemnité au Contracteur.

30.3
Toutes les fois qu’il sera nécessaire d’établir une équivalence entre le Gaz Naturel et le Pétrole Brut, particulièrement pour l’application des modalités de prélèvements

des quantités d’Hydrocarbures au titre de la récupération des Coûts Pétroliers définies à l’Article 24, du partage de la Production Restante définie à l’Article 25, ainsi que pour
la détermination du montant des bonus définis à l’Article 28.2, il est admis que cent soixante-cinq (165) mètres cubes de Gaz Naturel sont égaux à un Baril de Pétrole Brut.

Cette équivalence devra être précisée d’un commun accord.
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30.4
Les quantités de Gaz Naturel associé non commercialisées, à l’exclusion de celles utilisées pour les Opérations Pétrolières, doivent servir à améliorer le taux de

récupération du Pétrole Brut par réinjections, dans le cadre de la mise en oeuvre de méthodes de récupération assistée, en application des dispositions de l’Article 21.4.

Le brûlage aux torchères devra être limité au strict minimum; le Contracteur est tenu de respecter la réglementation en vigueur et les recommandations de
l’Administration en la matière.

En outre, si l’Etat veut disposer du Gaz Naturel associé produit dans la Zone d’Exploitation et non commercialisé ou utilisé par le Contracteur dans les conditions
définies ci-dessus, les Parties arrêteront, d’un commun accord, toutes les mesures nécessaires pour permettre la livraison à l’Etat dudit Gaz Naturel et son utilisation.
 

74



ARTICLE 31
CONTROLE DES CHANGES

31.1
Le Contrat est régi par la réglementation relative au contrôle des changes en vigueur.

31.2
Aucune restriction ne sera apportée à l’importation, par le Contracteur, des fonds destinés à la réalisation des Opérations Pétrolières.

31.3
Le Contracteur aura le droit de convertir librement ses avoirs au Gabon en devises convertibles et d’exporter, sans faire l’objet de discrimination, les fonds détenus par

lui excédant ses besoins locaux.

31.4
Nonobstant la réglementation en vigueur, le Contracteur ne sera pas tenu d’importer les fonds destinés à la mise en place de financements internationaux ou à faire face

à des paiements échus à effectuer à l’étranger et nécessités par des Opérations Pétrolières.
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ARTICLE 32
EXEMPTION DE L’OBLIGATION RELATIVE AUX BONS

D’EQUIPEMENTS ET AUX CERTIFICATS D’INVESTISSEMENTS

Eu égard à l’importance des investissements devant être réalisés par le Contracteur, celui-ci est exempté, pendant la durée du Contrat, des obligations relatives aux bons
d’équipements et certificats d’investissements prévues respectivement par les ordonnances n° 3/63 du 24 janvier 1963 et n° 36/67 du 1er août 1967.
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ARTICLE 33
METHODE DE COMPTABILITE ET UNITE MONETAIRE

UTILISEE POUR LA TENUE DES COMPTES

33.1
Les registres et livres de comptes du Contracteur sont tenus conformément au Plan Comptable Général des Entreprises en vigueur au Gabon et, en ce qui concerne les

Coûts Pétroliers, à l’Accord Comptable, même dans le cas où les dispositions de celui-ci ne figurent pas dans le Contrat.

Les originaux desdits registres et livres de comptes, ainsi que de toutes les pièces justificatives, seront conservés au Gabon et représentés à l’Administration sur simple
demande de celle-ci.

33.2
Les registres et livres de comptes relatifs aux Opérations Pétrolières sont tenus par le Contracteur en langue française en dollars des Etats Unis d’Amérique.

Ils sont utilisés pour déterminer le revenu brut, les frais d’exploitation, les résultats nets et pour établir la déclaration d’impôt.

Ces dispositions sont également applicables à la tenue du compte des Coûts Pétroliers visé à l’Article 26.9 et dans l’Accord Comptable.

Le Contracteur est tenu d’indiquer et de justifier la monnaie d’origine utilisée pour les Opérations Pétrolières et les taux de conversion retenus pour la tenue des
registres et livres de comptes et du compte des Coûts Pétroliers.

33.3
Toutes les fois qu’il est nécessaire de convertir en dollars des Etats Unis d’Amérique les dépenses ou les recettes exprimées dans une autre monnaie, les taux de

conversion utilisés seront égaux à la moyenne arithmétique des cours journaliers de clôture à la vente de ladite monnaie retenus par la Banque Nationale de Paris (BNP) au
cours du mois où les dépenses ont été payées ou les recettes encaissées.

En attendant que soit connue la moyenne arithmétique du mois considéré, le Contracteur utilise, à titre provisoire, la moyenne arithmétique du mois précédent.

En cas de dévaluation ou de réévaluation officielle au cours d’un mois donné, il est fait application de deux moyennes arithmétiques, la première calculée sur la base des
cours journaliers de clôture à la vente pour la période allant du premier jour du mois jusqu’au jour, non compris, de ladite dévaluation ou réévaluation, la seconde sur la base
des cours journaliers de clôture à la vente pour la période allant du jour, inclus, de ladite dévaluation ou réévaluation, jusqu’au dernier jour du mois considéré.
 

77



ARTICLE 34
REGIME DOUANIER ET DOCUMENTS D’IMPORTATION ET D’EXPORTATION

34.1
Pendant la durée du Contrat, le Contracteur bénéficie des avantages douaniers ci-après:

 

 

a) Dans les conditions prévues par le Code des Douanes, l’importation sous le régime de l’admission temporaire (normale ou spéciale, selon le cas) par le
Contracteur lui-même, par des Tiers pour son compte et par ses sous-traitants, de tous matériels, matériaux, produits, machines, équipements et outillages
nécessaires aux Opérations Pétrolières qui ne sont pas propriété de l’Etat en vertu des dispositions de l’Article 10.1, sous réserve du respect des
dispositions de l’Article 10.3 et à condition que ces biens soient nécessaires, exclusivement destinés et effectivement affectés aux Opérations Pétrolières
(en phases d’exploration et/ou d’exploitation) et qu’ils soient appelés à être réexportés à la fin de leur utilisation, quelle que soit leur durée d’utilisation au
Gabon.

 

 
b) Admission en franchise de tous droits et taxes d’entrée, des matériels, matériaux, produits, machines, équipements et outillages exclusivement destinés et

effectivement affectés à la prospection et à l’exploration pétrolière sur la Zone Délimitée et figurant sur la liste reprise à l’Annexe II de l’Acte n°2/98-
UDEAC-1508-CD-61 du 21 Juillet 1998, tel que modifié par le Code des Douanes de la CEMAC.
Cette franchise s’applique aux importations effectuées directement par le Contracteur lui-même, par des Tiers pour son compte et par ses sous-traitants,
sous réserve de produire un certificat d’utilisation finale.

 

 

c) Sous les mêmes conditions que ci-dessus, admission au taux global réduit à 5 % des droits et taxes perçus à l’importation, des matériels, matériaux,
produits, machines et outillages d’équipement qui, n’entrant pas dans la catégorie des biens visés aux paragraphes (a) et (b) ci-dessus, sont nécessaires,
destinés et affectés à la production, au stockage, au traitement, au transport, à l’expédition et à la transformation des Hydrocarbures de la Zone
d’Exploitation et à condition qu’ils figurent dans un programme de développement approuvé.
Le bénéfice du taux réduit est accordé par le Directeur Général des Douanes et Droits Indirects, à la demande du Contracteur,

 

 •  sur production d’un programme général d’importation;
 

 •  ou à la suite de démarches particulières d’admission au bénéfice du taux réduit, effectuées par le Contracteur au moins quinze jours avant
l’arrivée des biens concernés.

Ces demandes doivent préciser:
 

 •  la dénomination commerciale des biens et la rubrique tarifaire sous laquelle ils sont placés;
 

 •  les quantités et leur valeur FOB et CIF.
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d) Les effets et objets mobiliers à usage personnel et domestique importés par le personnel étranger du Contracteur affecté aux activités entrant dans le cadre

de la réalisation des Opérations Pétrolières, à l’occasion de son changement de résidence, sont admis en franchise dans les conditions et limites fixées par
le Code des Douanes, notamment par l’Article 276 paragraphe (g) du Code des Douanes de la CEMAC.

A l’exception des amendes et pénalités visées à l’article 34.6 ci-dessous, les droits et taxes douanières sont considérées comme des coûts pétroliers récupérables.

34.2
Le Contracteur, ses Sociétés Affiliées, les Tiers importateurs pour leur compte et leurs sous-traitants, s’engagent à ne procéder aux importations nécessaires à la

réalisation des Opérations Pétrolières que dans la mesure où les biens concernés ne sont pas disponibles au Gabon à des conditions similaires de prix, de qualité et de délai de
livraison.

34.3
Les biens autres que ceux indiqués par les dispositions ci-dessus sont soumis aux droits et taxes perçus par l’Administration des Douanes suivant le régime de droit

commun.

34.4
Sous réserve du respect de leurs obligations en matière douanière, telles qu’elles découlent des Articles 34.1 à 34.3 et de la réglementation en vigueur, le Contracteur,

ses Sociétés Affiliées, les Tiers importateurs pour leur compte et leurs sous-traitants pourront réexporter, en exonération de tous droits et taxes, les biens importés dans le cadre
des dispositions de l’Article 34.1a, dès qu’ils ne sont plus nécessaires aux Opérations Pétrolières.

34.5
Toutes les importations, exportations et réexportations effectuées dans le cadre du Contrat sont soumises aux formalités requises par l’Administration des Douanes.

34.6
Le Contracteur est, vis à vis de l’Administration des douanes, conjointement et solidairement responsable, avec ses Sociétés Affiliées, les Tiers importateurs pour son

compte et ses sous-traitants, de tout abus relevé à l’encontre de ceux-ci dans l’usage du bénéfice des dispositions du présent Article.

Les amendes et pénalités dont ils seraient passibles de ce chef ne constituent pas des Coûts Pétroliers.
 

79



ARTICLE 35
CONTRIBUTION A LA SATISFACTION DES BESOINS DU MARCHE INTERIEUR

35.1
Le Contracteur est tenu de contribuer à la satisfaction des besoins du marché intérieur en livrant ou en payant à l’Etat, ou aux organismes désignés par celui-ci, une

quantité d’Hydrocarbures proportionnelle à sa part de production lui revenant en application des Articles 24.2 et 25. 1, par rapport à la production totale du Gabon.

La quantité à livrer ou à payer sera déterminée avant la fin de chaque Année Civile, pour l’Année Civile suivante, sur la base des prévisions de production et des besoins
du marché intérieur pour l’Année Civile considérée.

Les ajustements nécessaires seront opérés dès que les données définitives seront connues.

35.2
Le prix de cession ou le montant de l’indemnisation de l’Etat par le Contracteur de la quantité d’Hydrocarbures destinée à la satisfaction des besoins du marché intérieur

est égal aux Prix de Cession Officiel de la qualité de brut produit dans la Zone d’Exploitation assorti d’un abattement de vingt cinq pour cent (25%).

Il est payable en dollars des Etats Unis d’Amérique (US$).

L’abattement susvisé est imputé au Compte des Coûts Pétroliers.

35.3
En cas de livraison effective, les Hydrocarbures cédés dans le cadre des dispositions du présent Article sont livrés par le Contracteur au lieu d’utilisation ou de

consommation désigné par l’Administration, en utilisant les moyens de transport disponibles et habituels.

35.4
Les cessions d’Hydrocarbures faites dans le cadre de la contribution à la satisfaction des besoins du marché intérieur, sont payées dans les quatre-vingt-dix (90) jours

suivant la date de fin de livraison.
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ARTICLE 36
EXPORTATION DES HYDROCARBURES, TRANSFERT DE PROPRIETE

ET REGLES DE MISE A DISPOSITION
36.1

Sous réserve du respect de la réglementation en vigueur, le Contracteur, ses clients et leurs transporteurs auront, pendant la durée du Contrat, le droit d’exporter, par le
point d’exportation approprié, la part d’Hydrocarbures à laquelle le Contracteur a droit en vertu du Contrat, diminuée des livraisons faites au titre de la contribution à la
satisfaction des besoins du marché intérieur prévue à l’Article 35.

36.2
En faveur du Contracteur, le transfert de propriété de la part d’Hydrocarbures susvisée s’opère au moment où il dispose effectivement de cette part.

Il est cependant tenu de contracter, dès que la production est réalisée, toutes assurances nécessaires en vue de couvrir tous dommages, pertes ou préjudices qui
pourraient survenir et affecter les Hydrocarbures.

Pour les besoins de la comptabilité des Coûts Pétroliers, les prélèvements d’Hydrocarbures susvisés sont présumés s’opérer à la fin de chaque mois civil pour les
quantités sorties au cours dudit mois, des installations de stockage vers les canalisations d’évacuation ou les installations de chargement pour l’exportation.

En cas d’exportation par navire pétrolier, le transfert de propriété au profit de l’Acheteur s’opère au franchissement du point de raccordement au navire des installations
de chargement.

Le transfert de propriété des quantités d’Hydrocarbures, cédées par le Contracteur au titre de la contribution à la satisfaction des besoins du marché intérieur, s’opère
CIF lieu d’utilisation, à l’entrée des installations de stockage des organismes attributaires de ces quantités.

36.3
L’Administration désigne une entreprise ou des experts qu’elle charge de surveiller, d’inspecter et de contrôler les enlèvements d’Hydrocarbures et la gestion du

terminal de chargement et de ses installations.

Les frais entraînés par ces opérations sont supportés par le Contracteur qui les inclut dans les Coûts Pétroliers.

36.4
Les Parties se concerteront périodiquement pour arrêter le programme prévisionnel de leurs enlèvements et feront de leur mieux pour effectuer des chargements

conjoints, si cela s’avère nécessaire, pour éviter des situations de Sur-Enlèvement ou de Sous-Enlèvement de l’une à l’égard de l’autre.

Dès qu’une quantité d’Hydrocarbures disponible en stock au point d’exportation est suffisante pour assurer le chargement de navires pétroliers, les premiers
chargements sont effectués pour le compte de l’Etat.
 

81



Le Contracteur dispose ensuite des Hydrocarbures pour les chargements suivants, jusqu’à ce qu’une situation de Sous-Enlèvement soit créée au détriment de l’Etat.

Les chargements suivants seront effectués pour le compte de la Partie qui est en situation de Sous-Enlèvement.

Toutefois, si l’une des Parties ne peut enlever en temps utile sa part de production, l’autre Partie aura la faculté d’en disposer, à charge pour elle de restituer, plus tard, à
la Partie qui n’a pas pu enlever sa part, une quantité équivalente d’Hydrocarbures.

Les modalités pratiques d’application des dispositions du présent Article peuvent, à tout moment, faire l’objet d’aménagements convenus entre l’Administration et le
Contracteur, notamment dans le cadre d’un accord d’enlèvement et de mise à disposition.
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ARTICLE 37
PROTECTION DES DROITS

37.1
Le Contracteur prendra toutes les mesures nécessaires pour atteindre les objectifs du Contrat, dédommagera et indemnisera convenablement les Tiers pour tout préjudice

ou dommage que lui-même, ses employés, ses entrepreneurs sous-traitants et leurs employés pourraient causer à leur personne, à leurs biens ou à leurs droits à l’occasion des
Opérations Pétrolières.

Il assume la responsabilité civile de tout dommage, perte ou préjudice subis par des Tiers résultant de ses ou de leurs erreurs, fautes ou négligences, et devra supporter
toutes les réparations et dommages-intérêts éventuellement dus.

37.2
L’Etat prendra toutes les mesures nécessaires et possibles pour faciliter les Opérations Pétrolières, la réalisation des objectifs du Contrat et pour protéger les biens et les

droits du Contracteur, de ses employés et agents sur le territoire national et ses dépendances.

37.3
A la demande du Contracteur et sur justification de celui-ci, l’Administration peut interdire la construction de bâtiments à usage d’habitation ou professionnel à

proximité des installations dangereuses en raison des Opérations Pétrolières, et prendra les dispositions nécessaires pour interdire le mouillage et le passage à proximité des
canalisations immergées et mettre fin à toute entrave à l’utilisation de toute installation nécessaire aux Opérations Pétrolières à terre ou en mer.
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ARTICLE 38
PERSONNEL

38.1
Le Contracteur est tenu, pour la réalisation des Opérations Pétrolières, d’employer, dans toute la mesure du possible, la main-d’œuvre nationale dans une proportion

minimale de quatre vingt pour cent (80%) de son effectif total.

Du personnel spécialisé et qualifié pourra être engagé hors du Gabon, pour une durée déterminée, s’il n’est pas disponible dans le pays; ce personnel doit être remplacé
au fur et à mesure, et dans la mesure du possible, dès que le Contracteur recrute le personnel gabonais qu’il s’engage à former.

Trois ans après le démarrage de la production, le Contracteur présentera à l’Administration un programme de Gabonisation des postes à responsabilité au sein de
l’entreprise.

Le Contracteur est tenu d’informer la Direction chargée des Hydrocarbures des postes disponibles et des démarches faites en vue du recrutement de Gabonais.

38.2
L’Administration compétente délivre, conformément à la réglementation, les pièces nécessaires à l’entrée au Gabon du personnel étranger, telles que visas, cartes de

travail et de séjour.

Le Contracteur effectue les démarches nécessaires à cet effet.

A la requête du Contracteur, les Services chargés des Hydrocarbures peuvent intervenir pour faciliter les formalités d’immigration auprès des services compétents de
l’Administration aux points d’entrée et de sortie des employés du Contracteur, de ses Sociétés Affiliées, de ses entrepreneurs, sous-traitants, agents, ainsi que de leur famille.

38.3
Les employés travaillant dans le cadre des Opérations Pétrolières étant sous l’autorité du Contracteur, de ses Sociétés Affiliées ou de ses entrepreneurs, sous-traitants et

agents, en leur qualité d’employeurs, leur travail, nombre d’heures, salaires et toutes autres modalités relatives à leurs conditions d’emploi, sont déterminés par ces derniers,
conformément aux législations du travail et sociale en vigueur.

38.4
Le Contracteur est tenu, en concertation avec l’Administration, de former et d’assurer la promotion de ses employés gabonais.

Le Comité Technique de Suivi des Opérations Pétrolières est informé des modalités et conditions d’application de la présente disposition.
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ARTICLE 39
FORMATION DE GABONAIS AUTRES

QUE CEUX EMPLOYES PAR LE CONTRACTEUR
39.1

Outre l’obligation prévue à l’Article 38, le Contracteur est tenu de contribuer à la formation d’autres Gabonais désignés par l’Administration, en consacrant à cette
formation, pendant toute la durée du Contrat:
 

 •  cent vingt cinq mille dollars des Etats-Unis (125.000 USD) par Année Civile pendant la période d’exploration;
 

 •  cent cinquante mille dollars des Etats-Unis (150.000 USD) par Année Civile pendant les périodes de développement et d’exploitation.

Les contributions définies aux paragraphes (a) et (b) ci-dessus sont affectées:
 

 •  pour partie, à la formation de Gabonais dans des écoles supérieures ou des universités de renommée internationale; le programme de formation est établi par le Service
chargé des Hydrocarbures;

 

 •  pour partie, à la formation “sur le tas” de Gabonais sur les chantiers et dans les principaux centres d’activités du Contracteur; les conditions de cette formation sont
arrêtées cas par cas d’un commun accord;

 

 •  pour partie, à la formation, à l’extérieur des structures du Contracteur, sous forme de participation à des séminaires ou de détachements auprès d’autres sociétés, de
Gabonais choisis par l’Administration.
Les modalités de versement des sommes prévues au présent Article sont arrêtées d’un commun accord entre l’Administration et le Contracteur, en fonction des priorités
nationales.

39.2
A l’expiration de l’Autorisation Exclusive d’Exploration ou d’Exploitation ou à la fin de la période d’exploitation du gisement, le Contracteur versera à l’Administration

les montants visés ci-dessus au prorata temporis.

39.3
Les contributions prévues au présent Article sont incluses dans les Coûts Pétroliers.
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ARTICLE 40
RAPPORTS D’ACTIVITES EN PERIODE DE DEVELOPPEMENT ET D’EXPLOITATION

40.1
Sauf dispositions particulières, les dispositions de l’Article 11 du Contrat concernant les informations, documents, données, échantillons et rapports d’activités se

rapportant aux travaux d’exploration, sont applicables, “mutatis mutandis”, aux travaux de développement, d’exploitation, de transport et de stockage.

40.2
Les rapports d’activités mensuels doivent comporter un état de la production réalisée au cours du mois précédent, ainsi qu’un état des quantités d’Hydrocarbures

vendues, au cours de ce mois, par le Contracteur, tant pour son compte que, le cas échéant, pour le compte de l’Etat, en application des dispositions de l’Article 25.2.

L’état des quantités vendues indique les références du contrat de vente, le nom de l’acheteur, les quantités vendues, le prix unitaire, le montant total de la vente, les
caractéristiques des Hydrocarbures vendus et le pays de destination finale.

40.3
Les rapports d’activités annuels doivent comporter également:

 

 •  les renseignements concernant toutes les opérations de développement, de production et d’exploitation de l’Année Civile concernée, ainsi que les quantités
totales d’Hydrocarbures produites et celles vendues;

 

 •  les renseignements concernant toutes les opérations de transport, ainsi que l’emplacement des principales installations construites par le Contracteur;
 

 •  un état mentionnant le nombre d’employés, leurs qualifications et nationalités, le montant total de leurs salaires, l’instruction qui leur est dispensée ainsi que
les services médicaux mis à leur disposition;

 

 •  un état descriptif de toutes les immobilisations acquises ou créées, avec indication de la date et du prix d’acquisition ou de revient.

40.4
Chaque entreprise constituant le Contracteur transmet, également, à l’Administration chargée des Hydrocarbures, au plus tard le 30 avril ou à la date limite de dépôt

fixée par la Direction Générale des Impôts chaque année, un exemplaire de sa déclaration statistique et fiscale prévue à l’Article 26.5 et des documents et renseignements qui
doivent y être joints.

40.5
Le Contracteur informe, par écrit, l’Administration chargée des Hydrocarbures, dans les plus brefs délais, de tout dommage, de quelque nature qu’il soit, causé aux

Gisements ou aux installations de production. Il prend toutes les mesures pour y remédier et procéder aux réparations nécessaires, selon les normes généralement admises dans
l’industrie des Hydrocarbures.
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Le Contracteur est tenu de faire un constat des dommages, en présence des membres de l’Administration qui feront un rapport circonstancié.

40.6
Les dispositions de l’Article 11.5 s’appliquent « mutatis mutandis » à tout document ou échantillon relatif aux opérations de développement, d’exploitation, de transport

et de stockage, et les parties sont soumises aux mêmes obligations.
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ARTICLE 41
PAIEMENTS

Le produit des ventes d’Hydrocarbures, effectuées par l’une des Parties pour le compte de l’autre, doit être versé dans les trente jours suivant la date de l’enlèvement,
sauf accord contraire des Parties destiné à tenir compte de conditions particulières de commercialisation.

Tout autre paiement à l’Etat doit être effectué à l’échéance, sauf dispositions contraires du Contrat.

Les cessions d’hydrocarbures faites dans le cadre de la contribution à la satisfaction des besoins du marché intérieur, prévue à l’Article 35, sont réglées dans les quatre-
vingt-dix (90) jours suivant la date de fin de livraison.
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ARTICLE 42
CESSION D’INTERETS

42.1
Chaque entreprise constituant le Contracteur pourra céder tout ou partie de ses intérêts découlant du Contrat, si la bonne réputation technique et financière de l’acquéreur

est bien établie.

Les cessionnaires deviennent alors conjointement et solidairement responsables, avec les autres entreprises constituant le Contracteur, de l’exécution du Contrat.

Les droits et obligations du cédant attachés à la part des intérêts ainsi cédés, sont intégralement transférés aux cessionnaires.

Cependant, après la mise en production, l’Etat dispose d’un droit de préemption sur les cessions prévues ci-dessus dans les conditions et suivant les modalités indiquées
ci-après.

Il se substitue alors aux Tiers acheteurs aux mêmes termes et conditions.

42.2
Avant qu’une cession à des Tiers ne devienne effective, le cédant doit obtenir l’agrément de l’Administration.

A cet effet, il est tenu d’en informer celle-ci par écrit, en précisant les nom, qualité et nationalité des acquéreurs, toutes indications relatives à leurs capacités financières
et techniques, à leur statut juridique, ainsi que les modalités et conditions financières de la cession projetée, et de communiquer l’original, ou une copie certifiée conforme du
contrat de cession, signé et passé sous la condition suspensive de l’agrément et du non exercice par l’Etat du droit de préemption prévus à l’Article 42.1.

Si l’administration ne s’y oppose pas par écrit dans un délai de trente (30) jours suivant la date de réception des informations susvisées et si l’Etat n’exerce pas de droit
de préemption prévu à l’Article 42.1 dans le même délai de trente (30) jours, l’agrément est réputé acquis.

42.3
Si, du fait d’une cession partielle de ses intérêts, le cédant réalise un profit financier, celui-ci vient en déduction des Coûts Pétroliers.

Si la cession porte sur la totalité de ses intérêts, le cédant est soumis, à raison du montant de ce profit, à l’Impôt sur les Sociétés, dans les conditions de droit commun.

Pour l’application des alinéas précédents, le profit financier est constitué de la différence, si elle est positive, entre le prix de la cession et le montant non réévalué des
Coûts Pétroliers non encore récupérés par le cédant et calculés, en cas de cession partielle, proportionnellement au pourcentage d’intérêts cédés.
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En tout état de cause, lorsque la contrepartie d’une cession partielle d’intérêts consiste en un engagement de travaux de la part du cessionnaire, un tel engagement ne
constitue pas un profit financier et n’affecte donc pas les coûts pétroliers des cédant et cessionnaire.

Le cédant communique à l’Administration toutes les informations de nature à permettre à celle-ci de déterminer ce profit.

Lorsque, en cas de cession partielle ayant généré un profit financier, le prix obtenu est inférieur à la quote-part des Coûts Pétroliers non récupérés afférents à la
participation cédée, le cédant n’enregistre, en diminution, dans sa comptabilité que ladite quote-part des Coûts Pétroliers; il perd tout droit à récupération de la moins-value
ainsi subie. Le cessionnaire reprend, dans sa comptabilité, soit les Coûts Pétroliers non récupérés par le cédant afférents à la participation acquise, soit le prix effectif
d’acquisition si celui-ci est inférieur aux dits Coûts Pétroliers non récupérés par le cédant.

Nonobstant les dispositions de l’Article 26-2 ci-dessus, le cédant et le cessionnaire sont seuls responsables du paiement de tout impôt sur les plus-values qui pourrait être
dû en vertu du présent Article.

Lorsque, en cas de cession, le prix payé est supérieur à la quote-part des Coûts Pétroliers non récupérés afférents à la participation cédée, le cessionnaire reprend, dans
sa comptabilité les Coûts Pétroliers non récupérés par le cédant afférents à la participation acquise et ne peut en aucun cas majorer ses coûts pétroliers du montant du prix payé
supérieur à ces coûts pétroliers.

Le cessionnaire ne peut, en aucun cas, inclure dans les Coûts Pétroliers le coût correspondant au profit visé ci-dessus qu’il aura payé au cédant et ainsi supporté par lui.

42.4
Chaque entreprise constituant le Contracteur peut céder, librement et à tout moment, tout ou partie de ses intérêts découlant du Contrat, à une ou plusieurs Sociétés

Affiliées ou aux autres entreprises constituant le Contracteur.

Le cédant est, cependant, tenu d’en informer par écrit l’Administration.

Les dispositions de l’Article 42.3 s’appliquent aux cessions réalisées dans le cadre du présent Article.

42.5
Les cessions à des Tiers réalisées dans le cadre du présent Article 42 ne doivent, en aucun cas, être de nature à porter préjudice aux intérêts de l’Etat, à gêner la

réalisation des Opérations Pétrolières ou à réduire les capacités techniques et financières du Contracteur.

Si l’Administration estime que tel est le cas, elle peut s’opposer à ces cessions dans les trente (30) jours suivant la réception des informations prévues aux Articles 42.2
et 42.4 du Contrat.

Les cessions réalisées en violation des dispositions du présent Article 42 sont nulles et de nul effet.
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ARTICLE 43
APPLICATION DU CONTRAT

43.1
Sous réserve des dispositions de l’Article 43.4, l’Etat garantit au Contracteur, pour la durée du Contrat, la stabilité des conditions juridiques, économiques, fiscales,

douanières et financières telles que ces conditions résultent du Contrat et de la réglementation en vigueur à la Date Effective.

Les obligations découlant du Contrat ne pourront pas être aggravées, et l’équilibre général et global du Contrat ne sera pas affecté de manière notable et durable pendant
la durée de celui-ci.

Cependant, des aménagements ou des modifications de ses dispositions pourront être décidés d’un commun accord.

Si l’Etat décidait de mettre en oeuvre des mesures législatives ou réglementaires conduisant à des conditions économiques et financières plus favorables que celles
existant à la date des présentes, le Contracteur aurait droit de bénéficier de ces mesures dès leur entrée en vigueur.

43.2
Les Parties sont d’accord pour coopérer de toutes les manières possibles afin d’atteindre les objectifs du Contrat.

L’Administration facilitera au Contracteur l’exercice de ses activités en lui accordant tous permis, licences, droits d’accès nécessaires en mettant à sa disposition toutes
les facilités et tous les services appropriés existants, de façon que les Parties puissent retirer le meilleur profit d’une coopération mutuelle sincère.

Toutefois, le Contracteur est tenu de se conformer aux procédures et aux formalités d’usage et de s’adresser aux services compétents de l’Administration pour obtenir
les agréments et autorisations nécessaires.

Il est tenu d’informer le Service chargé des Hydrocarbures des démarches, contacts ou correspondances qu’il effectue et entretient auprès ou avec les autres services de
l’Administration.

43.3
Toute nationalisation ou expropriation totale ou partielle des droits du Contracteur donne lieu à indemnisation juste et équitable conformément aux règles et principes

internationalement reconnus.

43.4
Les termes et conditions du Contrat ne peuvent être modifiés que par écrit et d’un commun accord entre les Parties.
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ARTICLE 44
UNITISATION

44.1
Dans le cas d’une découverte d’Hydrocarbures, commercialement exploitable, qui s’étendrait au-delà de la Zone Délimitée, à l’intérieur d’un périmètre détenu par une

autre entité, l’Administration pourra adresser, par écrit, une demande au Contracteur et à l’entité ci-dessus citée pour les inviter à développer et à faire produire, conjointement,
la dite découverte dans le cadre d’une coopération mutuellement profitable et en accord avec les règles et pratiques en usage dans l’industrie pétrolière.

A cet effet, un plan commun de développement et de production de la découverte devra être proposé à l’Administration par les parties intéressées dans un délai
n’excédant pas cent quatre vingt (180) jours.

44.2
A défaut de présentation à l’Administration du dit plan, dans le délai ci-dessus indiqué, l’Administration fera appel à un consultant indépendant, acceptable par les

parties, pour préparer un tel plan.

Les parties auront un délai de soixante (60) jours pour examiner et approuver le plan de développement et de production préparé par le consultant et 90 jours (après les
60 jours) pour entamer son application.

La proposition de répartition des intérêts doit également être approuvé dans un délai de soixante (60) jours.

Les frais de préparation dudit plan seront à la charge du Contracteur et de l’entité détentrice du périmètre sur lequel se trouve l’extension de la découverte
d’Hydrocarbures.

Si le Contracteur refuse d’appliquer, dans les délais ci-dessus définis, les recommandations du plan de développement et de production, il devra alors renoncer à son
droit d’exploiter ladite découverte et, par conséquent, libérer la zone concernée.
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ARTICLE 45
SANCTIONS ET DECHEANCE

45.1
La violation, par le Contracteur, des dispositions du Contrat est susceptible d’entraîner la résiliation de celui-ci par l’Administration si, après mise en demeure adressée

au Contracteur, conformément aux dispositions de l’Article 49.10, d’avoir à mettre un terme à cette violation et, s’il y a lieu, d’opérer les rectifications, ajustements et
redressements demandés, celui-ci n’a donné aucune suite à la demande de l’Administration.

La résiliation est prononcée par décret.

45.2
Sans préjudice des sanctions pénales prévues par la réglementation, les violations ci-dessous du Contrat entraînent sa résiliation de plein droit, après mise en demeure

non suivie d’effet dans les quinze (15) jours de la réception de celle-ci:
 

 •  refus de communiquer à l’Administration, dans les délais impartis, les informations prévues dans le Contrat et notamment ses Articles 5, 8.7, 11, 20.1, 21.1, 21.5, 26.5,
26.9, 33, 40 et 49;

 

 •  défaut de paiement, dans les délais impartis, des bonus et redevances, dans les conditions et selon les modalités définies dans le Contrat et notamment ses Articles 26.1(b),
26.1(c) et 28, ainsi que des sommes prévues à l’Article 39.1;

 

 •  défaut de paiement, dans les délais, du produit de la vente des quantités d’Hydrocarbures revenant à l’Etat au titre de sa part de production, lorsque le Contracteur en
assure la vente, en application de l’Article 25.2 ;

 

 •  défaut de livraison à l’Etat de sa part de production en nature, en application des dispositions du Contrat notamment aux Articles 24, 25 et 26, ou de la redevance minière
proportionnelle en application de l’Article 26.1(b);

 

 •  suspension ou restriction, sans motif légitime, de l’activité d’exploitation du ou des Gisements découverts dans la Zone Délimitée.

Pour l’application des dispositions du paragraphe précédent, les modifications liées aux facteurs économiques, tels que les variations affectant le marché international
des Hydrocarbures, ne peuvent être invoquées comme constituant un motif légitime.

45.3
La décision de l’Administration de résilier le Contrat, en application des dispositions des Articles 45.1 et 45.2, est notifiée par écrit au Contracteur; celui-ci est déchu de

tous ses intérêts découlant du Contrat et perd le droit de récupérer ses Coûts Pétroliers.
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45.4
La résiliation du Contrat n’a pas pour effet de libérer le Contracteur de ses obligations contractuelles nées avant la résiliation du Contrat et qui ne seraient pas encore

honorées à la date de ladite résiliation.

45.5
L’inexécution par l’une ou l’autre des Parties de l’une quelconque des dispositions du Contrat sera susceptible d’entraîner au profit de l’autre partie la résiliation du

Contrat, après mise en demeure restée sans effet passé un délai de quinze jours à compter de la date de celle-ci, sans préjudice de tous dommages et intérêts.
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ARTICLE 46
OPERATIONS POUR LE COMPTE DE L’ETAT

46.1
Si, au cours des périodes d’exploration prévues à l’Article 3, I’Etat veut, pour un forage donné, reconnaître et tester des niveaux géologiques plus profonds que ceux

proposés par le Contracteur ou prévus à l’Article 4, il en fait la demande au Contracteur en l’informant qu’il est disposé à prendre en charge les frais et risques inhérents à ces
opérations.

A cet effet, l’Administration adresse au Contracteur une demande écrite qui doit parvenir à celui-ci, autant que possible, avant le commencement du forage ou, à défaut,
au cours de celui-ci, mais en aucun cas après le début des opérations de complétion ou d’abandon du puits.

La demande susvisée fixe le délai au-delà duquel le Contracteur est réputé avoir refusé.

L’Etat peut également faire appel, à ses risques et frais, à une entreprise tiers pour réaliser, pour son compte et selon des conditions qu’il fixe librement,
l’approfondissement du puits.

46.2
Le Contracteur pourra décider, avant le commencement des opérations d’approfondissement du puits, de prendre à sa charge le financement de ces opérations; dans ce

cas, les dépenses correspondantes sont incluses dans les Coûts Pétroliers et toute découverte d’Hydrocarbures en résultant est alors considérée comme faite dans le cadre du
Contrat.

46.3
Si l’approfondissement d’un puits, réalisé aux frais et risques exclusifs de l’Etat, conduit à une découverte d’Hydrocarbures, l’Etat se réserve le droit de développer et

d’exploiter seul cette découverte ou avec un partenaire de son choix, et de disposer des Hydrocarbures produits.

Le Contracteur aura cependant la possibilité d’être rétabli dans l’intégralité de ses droits découlant du présent Contrat et de participer ainsi au plan de développement. A
cette fin, l’Administration fournira au Contracteur un plan de développement conforme à la pratique et aux standards de l’industrie pétrolière. Sans réponse dans un délai de
trente (30) jours, le Contracteur sera réputé avoir renoncé à l’exercice de cette option.

Dans les trente (30) jours suivant l’exercice de cette option, le Contracteur remboursera les frais engagés par l’Etat, augmentés d’une prime de cinq cents pour cent
(500%) relativement au forage, approfondissement, essais ou retraitement qui ont abouti à cette découverte.
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La somme payée par le Contracteur au titre de remboursement des frais engagés par l’Etat, à l’exception de la prime de cinq cents pour cent (500 %), sera incluse dans
le compte des Coûts Pétroliers.

46.4
Sur la base et dans les mêmes conditions que les alinéas précédents, l’Etat ne pourra mener d’autres opérations pour son compte telle que la production du gaz associé, si

celles-ci sont effectuées au détriment de la production de Pétrole Brut.
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ARTICLE 47
SOLIDARITE ET GARANTIES

47.1
Les clauses du Contrat s’imposent aux Parties, à leurs successeurs et à leurs ayants droit respectifs.

Elles constituent le seul accord entre elles. Aucune promesse ou convention antérieures des Parties, verbales ou écrites, relatives à l’objet du Contrat, ne peut être
invoquée pour les modifier ou en donner une interprétation différente.

L’Etat garantit qu’il n’existe pas d’autre accord relatif aux Opérations Pétrolières.

47.2
Les Opérations Pétrolières pourront être effectuées, au choix de chaque entreprise constituant le Contracteur, par l’intermédiaire d’une filiale ou d’une succursale

immatriculée au Gabon et créée à cet effet.

La société mère demeure, cependant, garante de la bonne exécution des obligations découlant du Contrat et supporte la responsabilité de l’activité de sa filiale ou
succursale installée au Gabon.
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ARTICLE 48
FORCE MAJEURE

48.1
Force majeure signifie tout événement imprévisible, insurmontable et irrésistible dû, non à une erreur ou négligence des Parties, mais à des circonstances indépendantes

de leur volonté et qui a pour effet de rendre momentanément impossible l’exécution de tout ou partie de leurs obligations contractuelles.

48.2
Tout retard ou défaillance d’une Partie dans l’exécution des clauses du Contrat et des obligations en découlant, ne sera pas considéré(e) comme une violation dudit

Contrat si ce retard ou cette défaillance est du(e) à un cas de force majeure tel que défini à l’Article 48.1.

La durée du retard en résultant, augmentée du temps qui pourrait être nécessaire pour la réparation des dommages causés en raison de ou pendant ce retard, est ajouté,
s’il y a lieu, au délai prévu par le Contrat.

48.3
Au cas où un évènement de nature à causer un empêchement, un retard ou une défaillance de l’une des parties interviendrait qui serait soit irrésistible, soit

insurmontable, soit imprévisible, la partie qui sera la victime de cet évènement en notifiera aux autres parties les conséquences et la durée probable.

Dès que possible après l’envoi de cette notification, les parties se réuniront pour négocier de bonne foi toute solution de nature à surmonter les conséquences
défavorables de l’évènement. Pendant la durée de la mise en oeuvre de cette procédure de cette procédure, l’exécution des dispositions en cause du Contrat sera suspendue.

La force majeure ne peut être invoquée que pour la ou les obligations dont l’exécution est devenue momentanément impossible.
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ARTICLE 49
EXAMENS, VERIFICATIONS ET CONTROLES

49.1
L’Administration dispose d’un pouvoir de contrôle général sur toutes les Opérations Pétrolières; elle bénéficie à cet effet d’un droit de communication sur tout ce qui se

rapporte directement ou indirectement aux dites Opérations Pétrolières.

Toute opération de contrôle est placée sous la direction du Service chargé des hydrocarbures, lequel peut s’adjoindre les compétences de toute autre entité administrative.

Les représentants de l’Administration peuvent inspecter, vérifier et contrôler toutes les phases des Opérations Pétrolières et doivent notamment être présents pendant les
essais sur puits.

A cet effet, le Contracteur est tenu de fournir toute l’assistance nécessaire aux personnes désignées par l’Administration et de faciliter les interventions de celles-ci.

En tout état de cause l’Administration effectuera ses examens, vérifications et contrôles de manière à ne pas nuire au bon déroulement des Opérations Pétrolières.

A la suite d’inspections, de vérifications et de contrôles des Opérations Pétrolières, l’Administration peut exiger du Contracteur la réalisation de toute opération qui lui
paraît nécessaire pour assurer la sécurité et l’hygiène sur les lieux de travail, ainsi qu’une exploitation optimale des Gisements, dans l’intérêt des deux (2) Parties.

49.2
L’Etat, en sa qualité de Partie Contractante, et les entités constituant le Contracteur, y compris au titre de l’Article 19, peuvent entreprendre, par des experts de leur

choix ou par leurs propres agents, tous examens, vérifications et contrôles comptables, financiers, juridiques ou techniques qu’ils jugent nécessaires ou utiles à leur information
sur la conduite et le déroulement des activités du Contracteur, sur les méthodes techniques qu’il met en oeuvre et sur les Coûts Pétroliers, ainsi qu’à l’exercice de leur droit
d’examiner, vérifier et contrôler ces activités et les Coûts Pétroliers y afférents.

Dans le cadre des examens, vérifications et contrôles susvisés, il peut être éventuellement demandé au Contracteur, selon la procédure prévue à l’Article 49.10, que
soient opérés tous ajustements, redressements, rectifications et modifications estimés nécessaires, utiles ou justifiés sur les Coûts Pétroliers et la situation des enlèvements par
chacune des Parties d’hydrocarbures produits.

En cas de contestation de situation d’enlèvement erronée, le produit de la vente des hydrocarbures indûment attribuée au Contracteur sera remboursé en totalité à l’Etat
dans les trente (30) jours suivant l’accord définitif des Parties.

Ce remboursement sera payé soit en nature, soit en espèce au choix de l’Etat.
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49.3
Les examens, vérifications et contrôles visés ci-dessus doivent intervenir dans un délai de deux (2) ans suivant la fin des périodes d’exploration prévues à l’Article 3 ou,

en phase de développement et de production, pour une Année Civile donnée, dans le même délai de deux (2) ans suivant la fin de ladite Année Civile.

Le Contracteur reçoit, de l’Administration, communication des conclusions et résultats des examens, contrôles et vérifications qu’elle effectue.

49.4
Une copie certifiée conforme des rapports et conclusions établis à la suite de ces examens, vérifications et contrôles doit obligatoirement être remise à l’Administration

lorsque ceux-ci sont effectués par les entreprises constituant le Contracteur.

L’Opérateur ou les entreprises constituant le Contracteur sont tenus d’informer l’Administration des suites données aux conclusions et recommandations des rapports
établis à la suite des examens, vérifications et contrôles effectués.

49.5
A défaut d’examens, vérifications et contrôles dans les délais fixés à l’Article 49.3, 1er alinéa, aucun ajustement ne peut être opéré par la suite.

49.6
L’Administration peut, en outre, dans le cadre normal de son droit de contrôle et de répétition, tel qu’il est prévu par le Contrat, effectuer, à tout moment, des examens,

vérifications et contrôles par des experts de son choix ou par ses propres agents.

Dans ce cas l’Administration effectuera sur une base annuelle des audits techniques et des coûts pétroliers par un cabinet international de son choix auquel se joindront
impérativement et systématiquement les agents de l’administration.

La durée de ces audits sera d’un maximum de six (6) mois, contrôles, analyses et rapport compris.

La comptabilité des coûts pétroliers d’une période sera réputée acceptée après deux (2) années commençant à la fin de l’année fiscale à laquelle elle se réfère.

49.7
Aux fins d’application des dispositions du présent Article, le Contracteur remet à l’Administration, au plus tard le 30 avril de chaque année ou à la date prévue chaque

année par l’Administration fiscale pour le dépôt de la déclaration statistique et fiscale, un rapport détaillé de ses activités de l’Année Civile précédente.

Ce rapport comprend, notamment et outre les données de nature technique, un décompte détaillé des Coûts Pétroliers relatifs à cette Année Civile, présentés
conformément à l’Accord Comptable.

Les dossiers du Contracteur ainsi que les registres, pièces comptables et techniques et documents justificatifs nécessaires s’y rapportant sont tenus à la disposition des
Parties intéressées au sens des dispositions ci-dessus, et représentés à toute demande ou réquisition de celles-ci.
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49.8
Les dépenses encourues par l’Administration à l’occasion des examens, vérifications et contrôles effectués en application des dispositions des Articles ci-dessus, sont

supportées ou, le cas échéant, remboursées par le Contracteur et incluses par ce dernier dans les Coûts Pétroliers.

49.9
Sous réserve des délais de prescription prévus par le Contrat, et nonobstant les dispositions de l’Article 49.2, l’Administration peut demander, par écrit, tous

renseignements, justifications et éclaircissements, ainsi que tous documents, rapports, études et pièces comptables, financiers, juridiques et techniques qu’elle juge nécessaires
ou utiles à son information sur la conduite et le déroulement des activités du Contracteur et sur les Coûts Pétroliers, ainsi qu’à l’exercice de son pouvoir d’examiner, vérifier et
contrôler ces activités et les Coûts Pétroliers.

49.10
Si l’Administration estime, au vu des éléments et informations dont elle dispose ou qu’elle se procure, soit auprès du Contracteur lui-même, soit auprès de Tiers, que les

rapports, dossiers, documents et comptes comptables et des Coûts Pétroliers contiennent des erreurs, inexactitudes, insuffisances ou lacunes, ou que le Contracteur a commis
une faute ou une irrégularité dans l’exécution de ses obligations, et qu’elle considère qu’il faut y apporter des rectifications, ajustements, redressements ou modifications, elle
lui adresse notification écrite à cet effet.

Le Contracteur dispose alors d’un délai de soixante jours à compter de la date de réception de la notification susvisée, pour opérer les rectifications, ajustements,
redressements ou modifications demandés, ou présenter ses observations, soit par écrit, soit en demandant une rencontre à cet effet avec l’Administration.

Si nécessaire, le Contracteur peut obtenir, sur sa demande, un délai supplémentaire pour procéder aux rectifications, ajustements, redressements ou modifications
demandés par l’Administration.

L’Administration notifie par écrit au Contracteur sa position sur les rectifications, ajustements, redressements ou modifications qu’elle a demandés et sur les explications
et justifications fournies.

Si, à l’issue de la procédure ci-dessus, un désaccord persiste entre l’Administration et le Contracteur, le différend est réglé par voie d’arbitrage, conformément aux
dispositions de l’Article 50.

Il peut, cependant, être fait appel, pour les différends à caractère technique, et préalablement à la procédure d’arbitrage, à l’avis d’un expert désigné d’un commun
accord. A défaut d’accord, l’expert sera nommé par le Centre International d’Expertise conformément aux dispositions relatives à la nomination d’experts du Règlement
d’expertise de la Chambre de Commerce Internationale (Paris) à la requête de la partie la plus diligente.

Les délais visés ci-dessus sont alors prorogés en conséquence.
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ARTICLE 50
ARBITRAGE

50.1
Si, notamment à l’issue de la procédure prévue à l’Article 49.10, des différends subsistent entre les Parties à l’occasion de l’application des clauses du Contrat, ou

relatifs aux obligations en résultant, ils sont résolus par voie d’arbitrage selon le Règlement d’Arbitrage de la Chambre de Commerce Internationale, sous réserve des
dispositions particulières ci-dessous.

La procédure d’arbitrage est engagée par demande adressée par la Partie demanderesse au Secrétariat de la Cour d’Arbitrage, dans les soixante jours suivants
l’expiration du délai de trente jours visé à l’Article 49.10, 4ème alinéa, augmenté, éventuellement, du délai supplémentaire prévu au même alinéa dudit Article.

Le point de départ de la procédure est fixé à la date de réception de la demande susvisée par le Secrétariat de la Cour d’Arbitrage.

Chaque Partie désigne son arbitre et notifie cette désignation à l’autre Partie et à la Cour d’Arbitrage, dans les trente (30) jours suivant le point de départ de la procédure
d’arbitrage visée ci-dessus.

Si, au terme de ce délai, la Partie demanderesse n’a pas procédé à la désignation de son arbitre, elle est réputée avoir renoncé à sa demande.

Si la Partie défenderesse n’a pas procédé à la désignation de son arbitre dans le délai de trente (30) jours suivant la date de réception de la notification visée au présent
alinéa, l’autre Partie peut saisir directement la Cour d’Arbitrage de la Chambre de Commerce Internationale pour la prier de pourvoir à cette désignation dans les meilleurs
délais.

Les arbitres ne doivent pas être de même nationalité que celle de l’une ou l’autre des Parties.

Les arbitres ainsi désignés choisissent, d’un commun accord et dans un délai de quarante-cinq jours suivant la date de la désignation du dernier d’entre eux, un troisième
arbitre qui assume la présidence du Tribunal Arbitral.

A défaut d’accord, la Cour d’Arbitrage de la Chambre de Commerce Internationale est priée, à la requête de la Partie la plus diligente, de pourvoir à cette désignation
dans les meilleurs délais.

Les arbitres sont maîtres de la procédure qu’ils entendent appliquer. La sentence arbitrale a un caractère définitif; elle s’impose aux Parties et est immédiatement
exécutoire.
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50.2
L’arbitrage se déroule à Paris (France).

La langue utilisée est la langue française, le droit applicable est le droit gabonais et les clauses du Contrat s’interprètent par référence à ce droit.

50.3
Chaque partie supporte les frais et honoraires de son arbitre.

Les frais et honoraires du tiers arbitre consécutifs à la procédure d’arbitrage seront payés par le Contracteur et imputés aux Coûts Pétroliers.

50.4
L’exécution par les Parties de leurs obligations résultant du Contrat n’est pas suspendue pendant le déroulement de l’arbitrage. Le droit de l’Etat de résilier le Contrat est

suspendu jusqu’au prononcé de la sentence arbitrale.
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ARTICLE 51
NOTIFICATIONS

Les notifications et autres communications faites dans le cadre du présent Contrat devront, pour être valables, être faites par écrit et remises en mains propres à un
représentant qualifié de l’autre Partie ou envoyées à celle-ci sous pli recommandé ou par télégramme, télécopie ou autres moyens de télécommunications, tous frais payés, à
l’adresse suivante :

Pour l’Etat Gabonais
Ministère des Mines, de l’Energie, du Pétrole et des Ressources Hydrauliques
Boite Postale : 874 ou 576
Libreville
GABON
Fax : (+241) 72 49 90
A l’attention de Monsieur le Ministre des Mines, de l’Energie, du Pétrole et des Ressources Hydrauliques.

Avec copie à :
Direction Générale des Hydrocarbures
Boîte Postale : 2199
Libreville
GABON
Fax : (+241) 74 80 78
A l’attention de Monsieur le Directeur Général des Hydrocarbures.

Pour les informations techniques et les modalités pratiques d’exécution du contrat, les notifications devront être adressées à :
Direction Générale des Hydrocarbures
Boîte Postale : 2199
Libreville
GABON
Fax : (+241) 74 80 78
A l’attention de Monsieur le Directeur Général des Hydrocarbures.

Pour le Contracteur :
VAALCO Production (Gabon), Inc.
Nouveau Port, Z.I. de l’OPRAG
B.P. 1335
Port-Gentil
GABON
Fax : (+241) 56 29 43
A l’attention du Directeur Général

Les notifications et autres communications seront considérées comme faites à la date où le destinataire les reçoit.
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ARTICLE 52
ENTREE EN VIGUEUR

Le Contrat est approuvé par Décret.

La date de signature du Contrat constitue la Date Effective.

En foi de quoi, les Parties ont signé le Contrat en dix (10) exemplaires.
 

 Libreville, le

Pour la République Gabonaise,        Pour le Contracteur

Le Ministre de Mines, de l’Energie,
du Pétrole et des Ressources Hydrauliques    Le Président

Richard Auguste ONOUVIET        Russell SCHEIRMAN

Le Ministre d’Etat, Ministre de l’Economie,
des Finances, du Budget et de la Privatisation

Paul TOUNGUI
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ANNEXE N’1
ZONE DELIMITEE

PERMIS MUTAMBA IRORU n°G4-219
La Zone Délimitée visée dans le CEPP conclu entre la République Gabonaise et la société VAALCO Production (Gabon), Inc., comprend un bloc dont les limites,
conformément à la carte ci-jointe, établie à l’échelle 1/500.000, sont définies comme suit, les coordonnées étant données dans le système de projection UTM, basé sur
l’ellipsoïde de CLARKE 1880, fuseau 32, dont l’origine est le point astronomique de M’PORALOKO avec :

X= 500.000 mètres sur le méridien centre 9°00’00” Est
Y= 10.000.000 mètres sur l’Equateur

M’PORALAKO DATUM (M’PORALOKO à WGS-84) dx: -74
dy: -130 dz: 42 Rx: 0 Ry: 0 Rz: 0 scale: 0

Ce périmètre étant constitué par un polygone dont les sommets sont définis ci-après :
 

Sommets  X  Y

1  57 971 201  972 500 000
2  62 500 000  972 500 001
3  62 499 999  970 500 000
4  63 000 000  970 499 998
5  62 999 999  968 399 999
6  63 600 000  968 400 001
7  63 599 999  967 476 180
8  63 561 283  967 505 220
9  63 511 282  967 535 221
10  63 471 280  967 565 220
11  63 421 281  967 605 221
12  63 381 281  967 635 220
13  63 341 283  967 655 219
14  63 291 282  967 685 222
15  63 241 281  967 715 221
16  63 191 282  967 745 220
17  63 151 283  967 785 221
18  63 101 283  967 805 221
19  63 061 283  967 845 219
20  63 021 281  967 875 221
21  62 971 282  967 905 219
22  62 931 281  967 945 219
23  62 921 281  967 955 222
24  62 881 282  967 985 221
25  62 831 281  968 035 219
26  62 791 282  968 065 221
27  62 741 283  968 105 221
28  62 691 282  968 145 221
29  62 651 283  968 175 222
30  62 611 282  968 205 220
31  62 571 280  968 245 221
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32  62 521 281  968 275 221
33  62 481 281  968 305 222
34  62 431 283  968 345 220
35  62 381 280  968 375 220
36  62 341 282  968 405 222
37  62 291 280  968 445 219
38  62 241 280  968 465 220
39  62 201 282  968 505 220
40  62 151 282  968 525 220
41  62 111 280  968 565 220
42  62 061 283  968 595 220
43  62 021 281  968 635 222
44  61 971 283  968 665 219
45  61 931 280  968 695 219
46  61 881 282  968 725 220
47  61 841 282  968 755 219
48  61 801 282  968 785 222
49  61 776 648  968 799 998
50  61 799 998  968 799 999
51  61 899 998  968 800 000
52  61 899 999  969 199 999
53  61 800 000  969 200 000
54  61 800 000  969 400 000
55  61 599 999  969 400 000
56  61 600 000  969 499 999
57  61 499 999  969 500 001
58  61 500 000  969 700 000
59  61 399 998  969 699 999
60  61 400 000  969 799 998
61  61 299 999  969 800 001
62  61 299 999  970 300 000
63  60 900 001  970 299 998
64  60 900 001  969 799 998
65  61 050 000  969 800 001
66  61 049 998  969 337 999
67  61 049 998  969 316 183
68  61 011 282  969 345 220
69  60 961 280  969 375 220
70  60 921 283  969 405 219
71  60 881 282  969 435 220
72  60 841 281  969 465 222
73  60 841 281  969 465 222
74  60 801 282  969 505 220
75  60 751 283  969 535 220
76  60 711 281  969 565 220
77  60 671 283  969 595 221
78  60 631 281  969 625 221
79  60 591 281  969 665 221
80  60 541 282  969 705 221
81  60 491 282  969 725 222
82  60 451 282  969 765 221
83  60 391 280  969 805 221
84  60 351 282  969 845 221
85  60 301 280  969 875 221
86  60 251 281  969 905 221
87  60 201 282  969 935 220
88  60 171 282  969 975 221
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89  60 121 281  970 015 221
90  60 071 281  970 045 220
91  60 021 282  970 075 221
92  59 981 282  970 115 222
93  59 941 282  970 155 219
94  59 911 280  970 195 222
95  59 871 282  970 235 222
96  59 861 281  970 245 220
97  59 821 281  970 285 220
98  59 831 283  970 345 221
99  59 841 281  970 395 219

100  59 821 282  970 475 222
101  59 801 282  970 525 220

Sommets  X  Y

1  59 801 282  970 525 220
2  59 781 281  970 585 221
3  59 761 281  970 635 222
4  59 741 280  970 685 219
5  59 701 281  970 725 221
6  59 671 283  970 765 219
7  59 631 283  970 805 221
8  59 591 282  970 845 219
9  59 551 281  970 885 221
10  59 511 280  970 915 221
11  59 481 281  970 945 222
12  59 461 281  970 975 220
13  59 421 282  971 005 221
14  59 381 280  971 045 222
15  59 341 282  971 095 219
16  59 301 283  971 135 219
17  59 261 281  971 175 219
18  59 231 280  971 205 221
19  59 191 281  971 245 221
20  59 151 281  971 285 220
21  59 111 280  971 325 220
22  59 071 280  971 355 221
23  59 031 283  971 395 220
24  58 991 282  971 445 219
25  58 951 281  971 475 221
26  58 911 283  971 525 222
27  58 871 282  971 555 220
28  58 861 281  971 555 220
29  58 831 282  971 585 221
30  58 781 281  971 625 222
31  58 741 282  971 665 219
32  58 711 282  971 715 219
33  58 671 280  971 755 220
34  58 631 281  971 795 220
35  58 581 281  971 835 220
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36  58 541 281  971 875 220
37  58 491 280  971 905 222
38  58 451 283  971 945 221
39  58 421 282  971 985 220
40  58 421 282  971 985 220
41  58 421 282  971 985 220
42  58 391 280  972 035 220
43  58 361 283  972 075 222
44  58 331 281  972 115 221
45  58 291 282  972 155 220
46  58 291 282  972 155 220
47  58 261 281  972 185 222
48  58 231 282  972 225 220
49  58 191 283  972 265 221
50  58 181 282  972 285 221
51  58 151 283  972 315 219
52  58 111 280  972 355 220
53  58 101 283  972 365 219
54  58 081 281  972 385 221
55  58 051 282  972 415 219
56  58 011 282  972 455 220
57  57 971 281  972 495 219
58  57 971 201  972 500 000

La superficie totale de la Zone Délimitée ainsi définie est réputée égale à 1 093.60 Km2.
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ANNEXE N°2
PROCEDURE COMPTABLE

CHAPITRE I – REGLES GENERALES ET PRINCIPES
I – 1/ Dispositions Générales

La présente Procédure Comptable constitue une Annexe au Contrat dont elle fait partie intégrante. Elle rappelle les principales règles comptables et fixe les règles et
principes spécifiques applicables à la comptabilité des Coûts Pétroliers, ainsi que les méthodes, règles et procédures comptables auxquelles le Contracteur est tenu de se
conformer, les rapports, états, déclarations, documents, informations et renseignements techniques, comptables, financiers ou juridiques, périodiques ou non, qui doivent
obligatoirement être fournis à l’Administration.

Les termes utilisés dans la présente Annexe ont la même signification que celle qui leur est donnée dans le Contrat, à moins que le contexte ne confère clairement à ces
termes une signification différente.

Le terme “Contracteur”, outre l’acception qui lui est conférée par le Contrat, peut désigner parfois l’Opérateur commis pour la conduite des Opérations Pétrolières,
notamment lorsqu’il s’agit d’opérations ou de comptes communs aux entreprises qui constituent le Contracteur, parfois chacune de celles-ci, prises individuellement, lorsqu’il
s’agit, notamment, d’obligations leur incombant à titre personnel.

En cas de contradiction ou de divergence entre la présente Annexe et les stipulations du Contrat, ces dernières prévalent.

I – 2/Structure et Monnaie de Comptes
Le Contracteur tient sa comptabilité en langue française et en Dollars des Etats-Unis d’Amérique.

Les opérations réalisées en monnaie autre que le Dollar des Etats-Unis d’Amérique peuvent être enregistrées sur la base de taux de change standard établis par le
Contracteur de telle sorte qu’ils se rapprochent le plus possible des taux de change prévalant au cours de la période d’enregistrement.

Les écarts constatés entre l’enregistrement initial au taux de change standard et le montant résultant de l’application du taux de change effectif en vigueur au moment du
paiement ou de l’encaissement calculé conformément aux dispositions de l’Article 33 du Contrat sont enregistrés dans les mêmes comptes que ceux utilisés pour
l’enregistrement initial de manière à faire ressortir, pour chacun desdits comptes, les moins-values subies et les plus-values réalisées du fait des fluctuations des taux de change
par rapport au Dollar des Etats-Unis d’Amérique.

L’entreprise tiendra des comptabilités séparées et autonomes permettant de distinguer les Opérations Pétrolières régies par le Contrat des autres activités éventuellement
exercées au Gabon.
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Tous les registres, comptes, bilans, livres et états comptables, ainsi que l’original des pièces justificatives, contrats, factures et autres documents, sont conservés au
Gabon et doivent être représentés à toute réquisition de l’Administration.

Tous les rapports, états, documents que le Contracteur est tenu de fournir à l’Administration, soit en vertu de la réglementation en vigueur, soit en application du
Contrat, doivent comporter tous les renseignements, informations et indications que ses services compétents désirent obtenir.

Lesdits rapports, états, documents, doivent être conformes aux modèles établis, le cas échéant, par l’Administration, notamment la Déclaration Statistique et Fiscale.
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CHAPITRE II – LA COMPTABILITE GENERALE
II – 1/ Principes

La comptabilité générale enregistrant les activités des entreprises constituant le Contracteur, exercées dans le cadre du Contrat, doit être conforme aux règles, principes
et méthodes du Plan Comptable Général des Entreprises en vigueur (Plan Comptable OHADA).

Toutefois, lesdites entreprises ont la faculté d’appliquer les règles du Plan et Guide Comptable Professionnel des Sociétés de Recherche et d’Exploitation des
Hydrocarbures, ainsi que les techniques comptables qui leur sont habituelles, dans la mesure où ni les unes, ni les autres, ne sont contraires à la réglementation et au Plan
Comptable Général susvisés.

II – 2/ Bilan
La comptabilité générale doit refléter fidèlement la situation patrimoniale du Contracteur, aussi bien active que passive, et permettre l’établissement d’un bilan annuel

suffisamment détaillé pour que les Administrations compétentes puissent suivre l’évolution de chaque élément de l’actif et du passif et apprécier la situation financière du
Contracteur, ainsi que ses droits et obligations envers l’Etat, les Tiers et les Sociétés Affiliées.

Le bilan doit faire ressortir, pour chaque catégorie d’opérations, le résultat desdites opérations. Celui-ci est constitué par la différence entre les valeurs de l’actif net qui y
est affecté à la clôture et à l’ouverture de l’Année Civile, diminuée des suppléments d’apports correspondant à des biens ou espèces nouvellement affectés aux-dites opérations,
et augmentée des prélèvements correspondant aux retraits, par le Contracteur, de biens ou d’espèces qui y étaient précédemment affectés.

L’actif net s’entend de l’excédent des valeurs d’actif sur le total formé, au passif, par les créances des Tiers et des Sociétés Affiliées, les amortissements et provisions
autorisés et justifiés.

Les biens appartenant à l’Etat, en application des dispositions de l’Article 10 du Contrat, sont enregistrés dans des comptes appropriés permettant de faire ressortir
clairement leur statut juridique et leur valeur d’acquisition, de construction ou de fabrication.

Chaque entreprise constituant le Contracteur est responsable de la tenue de ses propres registres comptables et doit respecter ses obligations légales et fiscales en la
matière.
 

112



II – 3/ Les comptes de Charges
II-3-1

Peuvent être portés au débit des Comptes de Charges et Pertes par nature toutes les charges, pertes et frais, qu’ils soient effectivement payés ou simplement dus, relatifs
à l’Année Civile concernée, à condition qu’ils soient justifiés et nécessités par les besoins des Opérations Pétrolières et qu’ils incombent effectivement au Contracteur, à
l’exclusion de ceux dont la déduction n’est pas autorisée par la réglementation en vigueur ou les dispositions du Contrat, et de ceux correspondant à des dépenses somptuaires.

II-3-2
Les amortissements doivent être calculés conformément à la réglementation fiscale en vigueur.

Les provisions pour dépréciation, s’il y a lieu, doivent être calculés sur la valeur d’origine des éléments de l’actif auxquels elles se rapportent et figurer distinctement au
bilan.

Elles doivent être dûment justifiées et autorisées et figurer sur un tableau détaillé qui permette d’en contrôler la régularité.

En ce qui concerne plus particulièrement les créances, les provisions ne pourront être constituées que pour celles d’entre elles dont le Contracteur établit le caractère
irrécouvrable ou douteux, à l’exclusion des provisions destinées à couvrir le risque général de non recouvrement des créances.

Ces provisions concernent les créances dont le Contracteur n’a pas pu obtenir le paiement malgré des tentatives sérieuses auprès des débiteurs concernés, et dont le
recouvrement est considéré comme gravement compromis.

II-3-3
Les provisions pour charges, si elles sont justifiées, peuvent être constituées en vue de faire face à des pertes ou charges fiscalement déductibles, nettement précisées

quant à leur nature et à leur objet, et que des événements en cours rendent probables, à condition qu’elles aient été effectivement constatées dans les écritures de l’exercice au
cours duquel elles ont été constituées, et qu’elles figurent sur un relevé détaillé des provisions joint à la déclaration fiscale.

Les provisions constituées en vue de couvrir des risques ou des pertes éventuelles ne sont pas admises en déduction.

Les provisions devenues sans objet sont enregistrées au crédit des comptes appropriés de Produits et Profits par nature.

Les provisions qui, en tout ou en partie, reçoivent un emploi non conforme à leur destination, au cours d’un exercice ultérieur, sont rapportées au crédit des comptes
appropriés de Produits et Profits par nature dudit exercice.
 

113



II-3-4
Les charges à payer et les produits à recevoir, c’est à dire les dettes et les créances certaines mais non encore facturées, payées ou encaissées, sont également pris en

compte; ils sont calculés sur la base d’éléments d’estimation disponibles.

Le Contracteur doit faire de son mieux pour que toute inscription de cette nature soit régularisée dans les plus brefs délais par la comptabilisation de la charge ou du
produit réels correspondant.

II – 4/ Les comptes de produits et profits
Doivent être portés au crédit des Comptes de Produits et Profits par nature, les produits de toute nature, qu’ils soient effectivement encaissés ou simplement acquis par

le Contracteur.
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CHAPITRE III – LA COMPTABILITE DES COUTS PETROLIERS

III – 1/ Règles générales et Principes – Classification et Regroupements
III-1-1

Parallèlement à la comptabilité prévue par la réglementation, et suivant les mêmes règles et principes que ceux visés au I-2 ci-dessus, le Contracteur tiendra, en
permanence, une comptabilité spécialement réservée et organisée pour l’enregistrement des Coûts Pétroliers et faisant ressortir le détail des dépenses effectivement payées par
lui et donnant droit à récupération en application des dispositions du Contrat et de la présente Annexe, les Coûts Pétroliers récupérés, au fur et à mesure de l’affectation de la
production destinée à cet effet, ou de l’encaissement, en cas de récupération en espèces, ainsi que les sommes venant en déduction ou en atténuation des Coûts Pétroliers.

III-1-2
La comptabilité des Coûts Pétroliers doit permettre de faire ressortir, à tout moment:

 

 •  le montant total des Coûts Pétroliers payés par le Contracteur depuis la Date Effective;
 

 •  le montant total des Coûts Pétroliers récupérés;
 

 •  les sommes venant en atténuation ou en diminution des Coûts Pétroliers et la nature des opérations auxquelles se rapportent ces sommes;
 

 •  le montant des Coûts Pétroliers restant à récupérer.

III-1-3
La comptabilité des Coûts Pétroliers enregistre, au débit, toutes les dépenses effectivement payées se rapportant directement, en application du Contrat et des

dispositions de la présente Annexe, aux Opérations Pétrolières, et considérées comme imputables aux Coûts Pétroliers.

Ces dépenses effectivement payées doivent, à la fois:
 

 •  incomber réellement au Contracteur ;
 

 •  être nécessaires à la bonne réalisation des Opérations Pétrolières,
 

 •  être justifiées et appuyées de pièces et documents justificatifs permettant un contrôle efficace par l’Administration.

III-1-4
La comptabilité des Coûts Pétroliers enregistre, au crédit, le montant des Coûts Pétroliers récupérés, au fur et à mesure que cette récupération est opérée, ainsi que, au

fur et à mesure de leur encaissement, les recettes et produits de toute nature qui viennent en déduction ou en atténuation des Coûts Pétroliers.

III-1-5
Les originaux des contrats, factures et tous autres documents justificatifs se rapportant aux Coûts Pétroliers doivent être tenus à la disposition de l’Administration et

représentés à toute réquisition de celle-ci.
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III-1-6
Les Coûts Pétroliers seront récupérés suivant le principe ci-après: les coûts de développement et d’exploitation sont à récupérer en premier; les coûts d’exploration étant

récupérés après ceux-là. Chaque entité constituant le Contracteur a droit à récupération de ses Coûts Pétroliers dès la mise en production.

III-l-7
La comptabilité des Coûts Pétroliers doit être sincère et exacte; elle est organisée et les comptes tenus et présentés de manière que puissent être aisément regroupés et

dégagés les Coûts Pétroliers afférents, notamment, aux dépenses:
 

 •  d’exploration ;
 

 •  d’appréciation ;
 

 •  de développement ;
 

 •  de production de Pétrole Brut ;
 

 •  de production de Gaz Naturel ;
 

 •  d’évacuation des Hydrocarbures et de stockage ;
 

 •  relatives aux activités connexes, annexes ou accessoires, en distinguant chacune d’elles.

III-1-8
Pour chacune des activités ci-dessus, la comptabilité des Coûts Pétroliers doit permettre de faire ressortir les dépenses:

 

 a) relatives aux immobilisations corporelles, notamment celles se rapportant à l’acquisition, la création, la construction ou la réalisation:
 

 •  de terrains bâtiments (ateliers, bureaux, magasins, logements, laboratoires, etc.);
 

 •  d’installations de chargement de stockage ;
 

 •  de voies d’accès et ouvrages d’infrastructure générale ;
 

 •  de moyens de transport des Hydrocarbures (canalisations d’évacuation, bateaux-citernes, etc.) ;
 

 •  d’équipements généraux ;
 

 •  d’équipements et installations spécifiques ;
 

 •  véhicules de transport et engins de génie civil ;
 

 •  de matériel et outillage (dont la durée normale d’utilisation est supérieure à une année) ;
 

 •  de forages productifs ;
 

 •  d’autres immobilisations corporelles.
 

 b) relatives aux immobilisations incorporelles, notamment celles se rapportant:
 

 •  aux Travaux de terrain de géologie et de géophysique, de laboratoire, études, retraitement, etc.) ;
 

 •  aux Forages d’Exploration ;
 

 •  aux autres immobilisations incorporelles.
 

 c) relatives aux matériels et matières consommables ;
 

 d) opérationnelles de fonctionnement. Il s’agit des dépenses de toute nature, à l’exception des frais généraux visés ci-après, non prises en compte au III-1-8 de a à c) ci-
dessus, et liées directement à l’étude, la conduite et l’exécution des Opérations Pétrolières ;
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 e) non opérationnelles ou frais généraux. Il s’agit de dépenses supportées par le Contracteur, liées aux Opérations Pétrolières et se rapportant à la direction et à la gestion
administratives desdites opérations.

III-1-9
Par ailleurs, la comptabilité des Coûts Pétroliers doit faire ressortir, pour chacune des catégories de dépenses énumérées ou définies au III-1-8 de a à d) précédents, les

paiements effectués au profit:
 

•  de l’Opérateur, pour les biens et services qu’il a fournis lui-même;
 

•  des entreprises constituant le Contracteur, pour les biens et services qu’elles ont fournis elles-mêmes;
 

•  des Sociétés Affiliées;
 

•  des Tiers.

III-2/ – Analyse des dépenses et Méthodes d’imputation
III-2-1

Les principes d’imputation et les méthodes analytiques habituels du Contracteur en matière de répartition et de reversement doivent être appliquées de façon homogène,
équitable et non discriminatoire à l’ensemble de ses activités.

Ils pourront être communiqués à l’administration sur demande de celle ci.

Le Contracteur informera l’Administration pour toute modification qu’il pourrait être conduit à apporter à ses principes et méthodes.

III-2-2
Les actifs corporels construits, fabriqués, créés ou réalisés par le Contracteur dans le cadre des Opérations Pétrolières et effectivement affectés à ces opérations, ainsi

que leur entretien courant, sont comptabilisés au prix de revient de construction, de fabrication, de création ou de réalisation.

III-2-3
Les équipements, matériels et matières consommables nécessités par les Opérations Pétrolières et autres que ceux visés ci-dessus, sont:

a) soit acquis pour utilisation immédiate, sous réserve des délais d’acheminement et, si nécessaire, d’entreposage temporaire par le Contracteur (sans, toutefois, qu’ils aient été
assimilés à ses propres stocks). Ces équipements, matériels et matières consommables acquis par le Contracteur sont valorisés, pour imputation aux Coûts Pétroliers, à leur prix
rendus à pied d’œuvre (prix rendu Gabon).

Le prix rendu Gabon comprend les éléments suivants, imputés selon les méthodes analytiques du Contracteur:
 

•  le prix d’achat après ristournes et rabais éventuels.
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•  les frais de transport, d’assurance, de transit, de manutention et de douane (et autres impôts et taxes éventuels payés par le Contracteur) depuis le magasin du vendeur
jusqu’à celui du Contracteur ou jusqu’au lieu d’utilisation, selon le cas.

b) soit fournis par le Contracteur à partir de ses propres stocks.
 

•  Les équipements et matériels neufs, ainsi que les matières consommables, fournis par le Contracteur à partir de ses propres stocks sont valorisés, pour imputation, au dernier
prix de revient moyen pondéré, calculé conformément aux dispositions du III-2-3-a- ci-dessus.

 

•  Les matériels et équipements amortissables déjà utilisés fournis par le Contracteur à partir de ses propres stocks ou de ceux de ses autres activités, y compris celles des
Sociétés Affiliées, sont valorisés, pour imputation aux Coûts Pétroliers, d’après le barème ci-après:

 

 •  Matériel neuf (Etat “A”): Matériel neuf qui n’a jamais été utilisé: 100% (cent pour cent) du coût net.
 

 •  Matériel en bon état (Etat “B”): Matériel d’occasion en bon état et encore utilisable dans sa destination initiale sans réparation: 75% (soixante-quinze pour
cent) du coût net du matériel neuf tel que défini ci-dessus.

 

 •  Autre matériel usagé (Etat “C”): Matériel encore utilisable dans sa destination initiale, mais seulement après réparation et remise en état: 50% (cinquante pour
cent) du coût net du matériel neuf tel que défini ci-dessus.

 

 •  Matériel en mauvais état (Etat “D”): Matériel non utilisable dans sa destination initiale, mais qui est utilisable pour d’autres services: 25% (vingt-cinq pour
cent) du coût net du matériel neuf tel que défini ci-dessus.

 

 •  Ferrailles et rebuts (Etat “E”): Matériel hors d’usage et irréparable: prix courant des rébuts.

III-2-3-1
L’Opérateur ne garantit pas la qualité du matériel neuf visé ci-dessus au-delà de ce que fait le fabriquant ou le revendeur du matériel concerné. En cas de matériel neuf

défectueux, le Contracteur fait diligence pour obtenir remboursement ou compensation de la part du fabriquant ou du revendeur; cependant le crédit correspondant n’est passé
en écriture qu’à la réception du remboursement ou de la compensation;

III-2-3-2
En cas de défectuosité du matériel usagé visé ci-dessus, le Contracteur crédite le compte des Coûts Pétroliers des sommes qu’il aura effectivement encaissées en

compensation.

III-2-3-3
Utilisation des matériels, équipements et installations appartenant en propre au Contracteur.
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Les matériels, équipements et installations appartenant en propre au Contracteur et utilisés à titre temporaire pour les besoins des Opérations Pétrolières, sont imputés
aux Coûts Pétroliers pour un montant de location couvrant:
 

 a) l’entretien et les réparations ;
 

 
b) une quote-part, proportionnelle au temps d’utilisation pour les Opérations Pétrolières, des amortissements calculés par application au prix de revient

historique (coût initial non réévalué), d’un taux au plus égal à celui prévu par la réglementation fiscale en vigueur et, en cas de manque de précision quant
aux taux et méthodes d’amortissement applicables, par référence à la durée probable d’usage telle qu’elle ressort de l’industrie pétrolière ;

 

 c) les dépenses de transport et de fonctionnement et toutes autres dépenses non déjà imputées par ailleurs.

Le prix facturé exclut toute charge inhérente aux surcoûts dus, notamment, à une immobilisation ou à une inutilisation anormales ou conjoncturelles desdits équipements
et installations dans le cadre des activités du Contracteur autres que les Opérations Pétrolières.

En tout état de cause, les coûts imputés aux Coûts Pétroliers pour l’utilisation de ces équipements et installations ne doivent pas excéder ceux qui seraient normalement
pratiqués au Gabon par des entreprises Tiers, ni se traduire par une imputation en cascade de frais et de marges.

Le Contracteur tiendra un état détaillé des matériels, équipements et installations lui appartenant en propre et affectés aux Opérations Pétrolières, indiquant la description
et le numéro d’identification de chaque unité, les charges d’entretien et de réparations y afférentes et les dates auxquelles chaque unité a été affectée puis retirée des Opérations
Pétrolières.

Cet état devra parvenir aux Services chargés des Hydrocarbures au plus tard le 1er mars de chaque année.

III-2-3-4
Les actifs corporels, ainsi que les équipements, matériels et matières consommables acquis auprès de Tiers, pour les besoins des Opérations Pétrolières, deviennent biens

de l’Etat dès qu’ils sont imputables aux Coûts Pétroliers, le transfert de propriété s’établissant alors au moment de l’acquisition.

Les équipements, matériels et matières consommables fournis par le Contracteur le deviennent lorsqu’ils sont livrés in situ ou dans les magasins servant aux Opérations
Pétrolières et affectés à celles-ci.

III-3/ – Dépenses Opérationnelles de Fonctionnement
III-3-I

Les dépenses de cette nature sont imputées aux Coûts Pétroliers au prix de revient pour le Contracteur des prestations ou charges qu’elles concernent, tel que ce prix
ressort des comptes de celui-ci et tel qu’il est déterminé en application des dispositions de la présente Annexe. Ces dépenses comprennent, notamment:
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III-3-2
Les impôts, droits et taxes établis, retenus ou et payés au Gabon par le Contracteur en vertu de la réglementation en vigueur et des dispositions du Contrat et directement

liés aux Opérations Pétrolières.

Ne sont pas imputables aux Coûts Pétroliers, la redevance minière proportionnelle, l’impôt sur les sociétés ou tout autre impôt ayant le caractère d’un impôt sur le
revenu, les versements de 0,05 USD par baril effectués au titre du Fonds de Soutien des Hydrocarbures et des bonus prévus respectivement aux Articles 21.7 et 28 du Contrat,
ainsi que les impôts, droits, taxes et redevances dont la réglementation fiscale n’autorise pas l’imputation aux charges déductibles du bénéfice imposable ou dont la récupération
est exclue par une disposition du Contrat ou de la présente Annexe.

Sont imputables aux Coûts Pétroliers les impôts versés à l’étranger à l’occasion du fonctionnement d’un établissement stable à l’étranger du Contracteur lorsque
l’activité de cet établissement stable est exercée exclusivement au profit des Opérations Pétrolières du Contracteur au Gabon.

III-3-3 – Les dépenses de personnel et d’environnement du personnel
III-3-3-1 – Principes

Dans la mesure où elles correspondent à un travail et à des services effectifs et où elles ne sont pas excessives eu égard à l’importance des responsabilités exercées, au
travail effectué et aux pratiques habituelles, ces dépenses couvrent tous les paiements effectués à l’occasion de l’utilisation et de l’environnement du personnel travaillant au
Gabon et engagé pour la conduite et l’exécution des Opérations Pétrolières ou pour leur supervision.

Ce personnel comprend les personnes recrutées localement par le Contracteur et celles mises à la disposition de celui-ci par les Sociétés Affiliées, les autres Parties ou
les Tiers.

Ces dépenses sont également déductibles lorsqu’elles se rattachent à un établissement stable à l’étranger du Contracteur lorsque l’activité de cet établissement stable est
exercée exclusivement au profit des Opérations Pétrolières du Contracteur au Gabon.

III-3-3-2 – Eléments
Les dépenses de personnel et d’environnement comprennent, d’une part, toutes les sommes payées ou remboursées au titre du personnel visé ci-dessus, en vertu des

textes légaux et réglementaires, des conventions collectives, des contrats de travail et du règlement propre au Contracteur et, d’autre part, les dépenses payées pour
l’environnement de ce personnel et notamment:
 

 a) salaires et appointements d’activité ou de congé, heures supplémentaires, primes et autres indemnités;
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 b) charges patronales y afférentes résultant des textes légaux et réglementaires, des conventions collectives et des conditions d’emploi;
 

 c) dépenses payées pour l’environnement du personnel et notamment :
 

 •  les dépenses d’assistance médicale et hospitalière, d’assurance sociale de retraite obligatoires et/ou complémentaires et toutes autres dépenses sociales particulières au
Contracteur ;

 

 •  les dépenses de transport des employés, de leur famille et de leurs effets personnels, lorsque la prise en charge de ces dépenses par l’employeur est prévue par le contrat de
travail ;

 

 •  les dépenses de logement du personnel, y compris les prestations y afférentes, lorsque leur prise en charge par l’employeur est prévue par le contrat de travail (eau, gaz,
électricité, téléphone) ;

 

 •  les indemnités payées à l’occasion de l’installation et du départ des salariés ;
 

 •  les dépenses afférentes au personnel administratif rendant les services suivants: gestion et recrutement du personnel local, gestion du personnel expatrié, formation
professionnelle, entretien et fonctionnement des bureaux et logement, lorsque ces dépenses ne sont pas incluses dans les frais généraux ou sous d’autres rubriques ;

 

 •  les frais de location des bureaux ou leur coût d’occupation, les frais des services administratifs collectifs (secrétariat, mobilier, fournitures de bureau, téléphone, etc.).

III-3-3-3 – Conditions d’imputation
Les dépenses de personnel correspondent:
 

 •  soit à des dépenses directes imputées au compte des Coûts Pétroliers correspondant,
 

 •  soit à des dépenses indirectes ou communes imputées au compte des Coûts Pétroliers à partir des données de la comptabilité analytique et déterminées au prorata du temps
consacré aux Opérations Pétrolières.

III-3-4
Les dépenses payées à raison des prestations de services fournies par les Tiers, les entreprises constituant le Contracteur et les Sociétés Affiliées comprennent

notamment:

III-3-4-1
Les services rendus par les Tiers, y compris par les Parties, sont imputés à leur prix de revient comptable pour le Contracteur, c’est-à-dire au prix facturé par les

fournisseurs, y compris tous droits, taxes, retenues à la source et charges annexes éventuels; les prix de revient sont diminués de tous rabais, remises, ristournes et escomptes
obtenus par le Contracteur, soit directement, soit indirectement.
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III-3-4-2
L’assistance technique fournie au Contracteur par ses Sociétés Affiliés; elle consiste en prestations et services rendus au profit des Opérations Pétrolières par les

départements et services de ces Sociétés Affiliées qui s’occupent des activités suivantes:
 

 •  Géologie,
 

 •  Géophysique,
 

 •  Ingénierie,
 

 •  Forage et production,
 

 •  Gisements et étude des réservoirs,
 

 •  Etudes économiques,
 

 •  Contrats techniques,
 

 •  Laboratoires,
 

 •  Achats et transit (sauf frais inclus dans ceux visés au 11I-2-2 ci-dessus),
 

 •  Dessin,
 

 •  Certaines activités administratives et juridiques qui se rapportent à des études ou travaux bien définis ou occasionnels et qui ne font partie ni de l’activité courante et
régulière, ni de l’activité juridique visée au III-3-8 ci-après.

L’assistance technique fait principalement l’objet de contrats de services conclus entre le Contracteur et ses Sociétés Affiliées.

Les dépenses d’assistance technique fournie par les Sociétés Affiliées sont imputées au prix de revient pour la Société Affiliée qui fournit cette assistance. Ce prix de
revient comprend, notamment, les frais de personnel, les coûts des matières et matériels consommables utilisés, les frais de réparation et d’entretien, les assurances, les taxes,
une quote-part de l’amortissement des investissements généraux calculé sur la valeur d’origine d’acquisition ou de construction des biens s’y rapportant et toutes autres
dépenses entraînées par ces prestations non déjà imputées par ailleurs.

Le prix exclut, par contre, toute charge inhérente aux surcoûts dus, notamment, à une immobilisation ou à une utilisation anormale ou conjoncturelle des matériels,
installations et équipements chez la Société Affiliée.

En tout état de cause, les dépenses relatives à ces prestations ne pourront pas dépasser celles qui seraient exigées normalement, pour des services similaires, par des
sociétés de services techniques et laboratoires indépendants. Elles ne doivent pas se traduire par une imputation en cascade de frais et marges.

En outre, toutes ces prestations, y compris les études de synthèse, doivent être appuyées par des rapports représentés sur simple demande de l’Administration. Elles
doivent faire l’objet de commandes écrites passées par le Contracteur, puis de facturations détaillées.
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III-3-4-3
Lorsque le Contracteur utilise, pour les Opérations Pétrolières, du matériel, des équipements ou des installations qui sont la propriété exclusive d’une entreprise

constituant le Contracteur, il impute aux Coûts Pétroliers, au prorata du temps d’utilisation, la charge correspondante, déterminée selon ses méthodes habituelles et selon les
principes définis au III-3-4-2 ci dessus. Cette charge comprend, notamment :
 

 •  Une quote-part de l’amortissement annuel calculé sur le “prix rendu Gabon” d’origine défini au III-2-2 ci-dessus;
 

 •  Une quote-part du coût de la mise en oeuvre, des assurances, de l’entretien courant, du financement et des révisions périodiques ;
 

 •  Les frais de magasinage et de manutention (frais de personnel et frais de fonctionnement des services) sont imputés aux Coûts Pétroliers au prorata de la valeur des sorties
de biens enregistrées ;

 

 •  Les dépenses de transport

Sont imputées aux Coûts Pétroliers les dépenses de transport de personnel, de matériel ou d’équipements destinés et affectés aux Opérations Pétrolières et qui ne sont
pas déjà couvertes par les paragraphes ci-dessus ou qui ne sont pas intégrées dans les prix de revient.

III-3-5 – Les avaries et pertes affectant les biens communs
Toutes les dépenses nécessaires à la réparation et à la remise en état des biens à la suite d’avaries ou de pertes résultant d’incendies, inondations, tempêtes, vols,

accidents ou tout autre cause, sont imputées selon les principes définis dans la présente Annexe.

Les sommes recouvrées auprès des compagnies d’assurances pour ces avaries et pertes sont créditées aux comptes des Coûts Pétroliers.

III-3-6 – Les dépenses de maintenance
Les dépenses de maintenance (entretien courant et gros entretien) du matériel, des équipements et des installations affectés aux Opérations Pétrolières sont imputées aux

Coûts Pétroliers au prix de revient.

III-3-7
Les primes d’assurances et dépenses liées au règlement des sinistres sont imputées aux Coûts Pétroliers:

 

 a) les primes et frais relatifs aux assurances obligatoires et contractuelles contractées pour couvrir les Hydrocarbures extraits, les personnes et les biens affectés aux
Opérations Pétrolières ou pour couvrir la responsabilité civile du Contracteur à l’égard des Tiers dans le cadre desdites opérations;

 

 b) les dépenses supportées par le Contracteur lors d’un sinistre survenu dans le cadre des Opérations Pétrolières, celles supportées en règlement de toutes pertes,
réclamations, dommages et autres dépenses annexes, non couverts par les assurances souscrites;
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c) les dépenses payées en règlement de pertes, réclamations, dommages ou actions judiciaires, non couvertes par une assurance et pour lesquelles le Contracteur n’est

pas tenu de souscrire une assurance. Les sommes recouvrées auprès des assurances au titre des polices et garanties sont comptabilisées conformément à l’Article
III-6-2 g) ci-après.

III-3-8 – Les dépenses d’ordre juridique
Sont imputées aux Coûts Pétroliers, les dépenses relatives aux frais de procédure, d’enquête et de règlement des litiges et réclamations (demandes de remboursement ou

compensation), qui surviennent à l’occasion des Opérations Pétrolières ou qui sont nécessaires pour protéger ou recouvrer les biens, y compris, notamment, les honoraires
d’avocats ou d’experts, les frais juridiques, les frais d’enquête ou d’obtention de la preuve, ainsi que les sommes versées à titre de règlement transactionnel ou de liquidation
finale de tout litige ou réclamation (y compris lorsqu’ils se rapportent à des litiges avec les administrations fiscales, sociales, douanières ou autres).

Lorsque de tels services sont effectués par le personnel du Contracteur, une rémunération, correspondant au temps et aux coûts réellement supportés, est incluse dans les
Coûts Pétroliers. Le prix ainsi imputé ne devra pas être supérieur à celui qui aurait été payé à des Tiers pour des services identiques ou analogues.

III-3-9 – Les intérêts, agios et charges financières
Les intérêts, agios et charges financières versés aux créanciers du Contracteur sont retenus pour leurs montants réels dans les conditions prévues par le Contrat.

III-3-10 – Les pertes de change
Sont imputées aux Coûts Pétroliers, les pertes de change réalisées liées aux emprunts et dettes du Contracteur dans les conditions prévues par le Contrat.

III-3-11
Les paiements consécutifs aux frais exposés à l’occasion des contrôles et vérifications opérés par l’Administration, conformément aux dispositions du Contrat, sont

inclus dans les Coûts Pétroliers.

III-3-12
Les paiements relatifs à d’autres dépenses, y compris les dépenses payées à des Tiers à raison du transport des Hydrocarbures et la constitution du fonds prévu à l’article

14 du Contrat, sont inclus dans les Coûts Pétroliers.

Il s’agit de tous les paiements effectués ou pertes subies liés ou nécessités par la bonne exécution des Opérations Pétrolières et dont l’imputation aux Coûts Pétroliers
n’est pas exclue par les dispositions du Contrat ou de la présente Annexe, à condition qu’ils ne soient pas assimilables à des charges, dont l’Administration exclut la déduction
et à condition que ces dépenses aient été approuvées par celle-ci.
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Par ailleurs, sauf dispositions contraires de la loi, le Contracteur pourra s’il le désire faire des contributions à caractère économique, social, culturel, et sportif, à
l’exclusion impérative de financement à caractère politique.

Ces contributions seront portées au débit du compte des Coûts Pétroliers.

III-4/ – Les Frais Généraux
Ces dépenses sont relatives aux Coûts Pétroliers non pris en compte par ailleurs. Elles concernent:

III-4-1 – Les dépenses payées à l’extérieur du Gabon
Elles doivent correspondre à des services effectivement nécessités par les besoins des Opérations Pétrolières et correspondre à des prestations réelles effectuées à

l’étranger par le Contracteur ou les Sociétés Affiliées.

Elles comprennent une partie des appointements et salaires payés au personnel résidant à l’étranger, ainsi qu’une partie des frais généraux d’administration des services
centraux situés à l’étranger.

Elles ne doivent pas se traduire par une imputation en cascade de frais et de marges.

Leurs montants doivent être justifiés par des pièces comptables et par les copies des rapports concernant les services et travaux effectués; toute répartition forfaitaire doit
être appuyée d’explications justificatives, ainsi que des règles utilisées à cet effet.

Le montant de ces frais généraux imputés aux Opérations Pétrolières est plafonné à:
 

 •  trois pour cent (3%) des dépenses d’exploration pendant la période d’exploration,
 

 •  trois pour cent (3%) des dépenses d’exploitation pendant la période de développement et de production.

Ces pourcentages s’appliquent aux dépenses, hors frais généraux, imputables aux Coûts Pétroliers au titre de l’Année Civile considérée.

III – 4-2 Les dépenses payées à l’intérieur du Gabon
Ces dépenses couvrent les paiements relatifs aux activités et services suivants:

 

 •  Direction Générale et Secrétariat Général;
 

 •  Informations et communications,
 

 •  Administration générale (services juridiques, assurances, fiscalité, informatique),
 

 •  Comptabilité et budget,
 

 •  Audit interne.
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Elles doivent correspondre à des services effectivement nécessités par les besoins des Opérations Pétrolières et correspondre à des prestations réelles effectuées au
Gabon par le Contracteur ou les Sociétés Affiliées. Elles ne doivent pas se traduire par une imputation en cascade de frais et de marges.

Leurs montants sont, soit des montants réels lorsqu’il s’agit de dépenses directes, soit des montants résultant de répartitions lorsqu’il s’agit de dépenses indirectes. Dans
ce dernier cas, les règles de répartition doivent être clairement définies et les montants justifiés par la comptabilité analytique.

III – 5/ – Les Dépenses Non Imputables Aux Coûts Pétroliers
Sauf disposition contraire du Contrat, les paiements effectués en règlement de frais, charges ou dépenses non directement imputables aux Opérations Pétrolières, ceux

dont la déduction ou l’imputation est exclue par les dispositions du Contrat ou de la présente Annexe, ou ceux qui ne sont pas nécessités par les besoins desdites Opérations
Pétrolières, ne sont pas pris en compte et ne peuvent donc donner lieu à récupération.

Il s’agit, notamment, des paiements effectués au titre:
 

 e) des frais d’augmentation de capital;
 

 f) des frais de commercialisation;
 

 g) des frais relatifs à la période antérieure à la Date Effective;
 

 h) des frais d’audit extérieur payés par le Contracteur dans le cadre des relations particulières entre les entreprises constituant le Contacteur;
 

 i) de la redevance superficiaire annuelle, de la redevance minière proportionnelle, de la contribution de 0,05 USD par baril du Fonds de Soutien des Hydrocarbures et
des bonus visés respectivement aux Articles 26.1-c, 21.7-b, et 28 du Contrat;

 

 j) des frais supportés à l’occasion des réunions, études et travaux réalisés dans le cadre de l’association liant les entreprises constituant le Contracteur et n’ayant pas
pour objet la bonne conduite des Opérations Pétrolières;

 

 k) des intérêts, agios et charges autres que ceux dont l’imputation est prévue par le Contrat.
 

 l) des pertes de change éventuellement subies autres que celles dont l’imputation est permise par le Contrat.
 

 m) Les pertes de change qui constituent des manques à gagner résultant de risques liés à l’origine des capitaux propres et à l’autofinancement.
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III – 6/ – Eléments Venant En Déduction Des Coûts Pétroliers
Doivent venir en déduction des Coûts Pétroliers, notamment:
III-6-1

Le produit des quantités d’Hydrocarbures revenant au Contracteur en application des dispositions de l’Article 24 du Contrat, par le Prix de Cession Officiel s’y
rapportant tel qu’il est défini à l’Article 27 dudit Contrat.

III-6-2
Le montant des sommes éventuellement perçues au titre de la récupération des Coûts Pétroliers, en application des dispositions de l’Article 24.3 du Contrat.

Tous autres recettes, revenus, produits et profits connexes, annexes ou accessoires, directement ou indirectement liés aux Opérations Pétrolières, notamment ceux
provenant:
 

 c) de la vente de substances connexes;
 

 d) du transport et du stockage de produits appartenant aux Tiers dans les installations affectées aux Opérations Pétrolières;
 

 e) de la cession totale ou partielle des droits et obligations du Contracteur dans le cadre des dispositions de l’Article 42 du Contrat;
 

 f) de créances, prêts et avances consentis;
 

 g) de valeurs mobilières et titres de participations;
 

 h) de bénéfices de change réalisés sur les créances et les dettes du Contracteur;
 

 i) des remboursements effectués par les assureurs;
 

 j) de règlements transactionnels ou de liquidations;
 

 k) de cessions ou de location de biens, sous réserve des dispositions de l’Article 10 du Contrat;
 

 l) de la fourniture de prestations de services;
 

 m) de rabais, remises et ristournes obtenus, s’ils n’ont pas été imputés en déduction du prix de revient des biens auxquels ils se rapportent.

III-7/ – Matériels, Equipements et Installations Vendus par le Contracteur
III-7-1

Les matériels, équipements, installations et consommables qui sont inutilisés ou inutilisables, sont retirés des Opérations Pétrolières pour être, soit déclassés ou
considérés comme “ferrailles et rebuts”, soit rachetés par le Contracteur pour ses besoins propres, soit vendus à des Tiers ou à des Sociétés Affiliées.

III-7-2
En cas de cession aux entreprises constituant le Contracteur ou à leurs Sociétés Affiliées, les prix sont déterminés conformément aux dispositions de III-2-3.b de la

présente Annexe, ou, s’ils sont supérieurs à ceux résultant de l’application dudit Article, convenus entre les Parties.
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Lorsque l’utilisation du bien concerné dans les Opérations Pétrolières a été temporaire et ne justifie pas les réductions de prix fixées à l’Article susvisé, ledit bien est
évalué de façon que les Coûts Pétroliers soient débités d’une charge nette correspondant à la valeur du service rendu.

III-7-3
Les ventes à des Tiers des matériels, équipements, installations et consommables sont faites par le Contracteur au meilleur prix possible.

Tous remboursements ou compensations accordés à un acheteur pour un matériel défectueux sont débités au compte des Coûts Pétroliers dans la mesure et au moment
où ils sont effectivement payés par le Contracteur.

III-7-4
S’agissant de biens qui sont propriété de l’Etat en vertu des dispositions de l’Article 10.1 du Contrat, les ventes ou retraits visés ci-dessus doivent recevoir l’approbation

préalable de l’Administration avant d’être réalisées.

III-7-5
Lorsque le produit de ces ventes doit être versé à l’Etat, en application des dispositions de l’Article 10.1, 3ème alinéa, le versement doit intervenir dans les trente

(30) Jours suivant la date de l’encaissement du prix par le Contracteur.

III-7-6
Lorsqu’un bien est utilisé au bénéfice d’un Tiers ou du Contracteur pour des opérations non couvertes par le Contrat, les redevances correspondantes sont calculées à des

taux qui, sauf accord de l’Administration, ne peuvent être calculés sur une base inférieure aux prix de revient.
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CHAPITRE IV – INVENTAIRE : REGLES ET PROCEDURES
Le Contracteur tiendra un inventaire permanent, en quantités et en valeurs, de tous les biens meubles et immeubles, notamment l’inventaire des stocks de matériels et

matières consommables, dont les coûts d’acquisition ou de réalisation ont été inclus dans les Coûts Pétroliers.

Le Contracteur procédera, à intervalles raisonnables, mais au moins une fois par an, aux inventaires physiques, conformément aux pratiques comptables habituelles ou
suivant les modalités fixées par les Parties, en vue de procéder au contrôle des inventaires résultant des écritures comptables et d’y apporter, le cas échéant, les ajustements et
rectifications nécessaires.

Une notification écrite sera adressée par le Contracteur, au moins quatre-vingt-dix (90) Jours avant le commencement de toute opération d’inventaire, à l’Administration,
de manière que celle-ci puisse être représentée au cours de ladite opération.

Le rapprochement de l’inventaire physique et de l’inventaire comptable, tel qu’il résulte des comptes, sera fait par le Contracteur. Un état détaillant les différences, en
plus ou en moins, sera fourni à l’Administration.

Le Contracteur apportera les ajustements nécessaires aux comptes dès la fin des opérations d’inventaires.
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CHAPITRE V – PROGRAMMES DE TRAVAUX ET BUDGETS ANNUELS
V-1/ – Règles Générales

Le Contracteur est tenu de soumettre, pour chaque Année Civile, à l’examen du Comité Technique Consultatif et à l’approbation de l’Administration, un Programme de
Travaux ainsi que le Budget correspondant.

Le premier Programme de Travaux et le Budget correspondant sont présentés à l’Administration, pour approbation, au plus tard deux Mois après la Date Effective, pour
la période allant de cette date à la fin de l’Année Civile en cours.

Pour les Années Civiles suivantes, lesdits documents doivent être présentés au plus tard le trente septembre de chaque Année pour l’Année Civile suivante.

Ces Programmes de Travaux et Budgets correspondants, qui seront, au besoin, expliqués et commentés par le Contracteur, comporteront, notamment:
 

 •  un état estimatif détaillé des coûts, par nature,
 

 •  un état valorisé des investissements, par grosses catégories,
 

 •  un état valorisé des stocks des matériels et matières consommables,
 

 •  un état prévisionnel des productions, par Gisement.

V-2/ – Présentation
Les Programmes de Travaux et Budgets correspondant sont découpés en lignes budgétaires.

Le schéma de découpe, présenté pour avis au Comité Technique Consultatif, est soumis à l’approbation de l’Administration (Direction Générale des Hydrocarbures) qui
peut en demander la modification.

Il est établi de telle sorte que chaque ligne budgétaire corresponde à un regroupement des comptes analytiques du Contracteur relatifs aux Opérations Pétrolières
considérées.

Les lignes budgétaires sont ventilées, d’une part, par Gisement, et d’autre part, par nature d’opérations: exploration, appréciation, développement, exploitation,
transport, stockage, gros entretien, autres.

Les documents budgétaires et Programmes de Travaux indiqueront, en outre, les réalisations et les prévisions de clôture de l’année en cours, et comporteront des
explications sur les écarts significatifs entre prévisions et réalisations, par ligne budgétaire.

Sont considérés comme significatifs les écarts de plus de dix pour cent (10%).
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V-3/ – Suivi et Contrôle.
V-3-1

Dans les quarante-cinq (45) Jours suivant la fin de chacun des trois premiers trimestres de l’Année Civile et dans les soixante-quinze (75) Jours suivant la fin du
quatrième (4ème) trimestre, le Contracteur fait parvenir à l’Administration un état des réalisations du trimestre précédent.

V-3-2
Dans les quarante-cinq premiers Jours de l’Année Civile, le Contracteur fait parvenir à l’Administration la liste des comptes analytiques constituant chaque ligne

budgétaire, avec mise à jour chaque trimestre, si nécessaire, de manière à permettre la reconstitution des réalisations se rapportant aux lignes budgétaires des Budgets annuels
approuvés.

V-3-3
A l’appui des informations ci-dessus, le Contracteur joint les annexes suivantes:

 

 c) un extrait du Grand Livre analytique correspondant aux comptes des Coûts Pétroliers et indiquant les imputations opérées au cours du trimestre concerné et le
cumul depuis le début de l’exercice;

 

 d) un relevé du compte-courant de chaque entreprise constituant le Contracteur faisant ressortir l’évolution de sa situation dans les livres du Contracteur et précisant,
pour chaque trimestre:

 

 •  le solde à la fin du trimestre précédent,
 

 •  les versements effectués par elle au cours du trimestre,
 

 •  les notes de débit et de crédit émises par le Contracteur au cours du trimestre,
 

 •  le solde à la fin du trimestre.

V-3-4
Simultanément à l’envoi, dans le délai prévu au V-3-2 ci-dessus, des états relatifs au quatrième (4ème) trimestre de chaque exercice, le Contracteur fait parvenir à

l’Administration le solde définitif du compte courant de chaque entreprise constituant le Contracteur pour l’exercice précédent.

V-3-5
En même temps qu’aux entreprises constituant le Contracteur, celui-ci fait parvenir à l’Administration une copie des appels de fonds qu’il adresse pour le financement

des Opérations Pétrolières.
 

131



CHAPITRE VI – VERIFICATION DES COMPTES
VI-1/ – Dispositions Générales

L’Administration peut exercer le droit de vérification prévu par le Contrat, soit par ses propres agents, soit par l’intermédiaire d’un cabinet international indépendant de
son choix.

A cet effet, l’Administration et le Contracteur s’informent mutuellement des périodes qui leur conviennent pour procéder à ces vérifications, et les dates auxquelles
celles-ci auront lieu, sont arrêtées, autant que possible, d’un commun accord, dans la limite des délais de prescription prévus.

Les sections de la comptabilité analytique du Contracteur qui enregistrent des dépenses relatives à la fois aux Opérations Pétrolières et à d’autres activités ne relevant
pas du Contrat, peuvent faire l’objet, au choix de l’Administration, soit d’une vérification directe, par ses propres agents ou le cabinet dont elle utilise les services, soit par
l’intermédiaire des commissaires aux comptes du Contracteur requis à cet effet, afin qu’ils puissent certifier que les dispositions du Contrat et de la présente Annexe sont bien
appliquées et que les procédures comptables et financières du Contracteur sont correctement suivies et appliquées sans discrimination et de manière équitable aux diverses
opérations concernées.

Les frais généraux hors du Gabon visés au III-4, ainsi que les frais d’assistance générale y compris l’assistance technique visée au III-3 facturés par les Sociétés
Affiliées aux entreprises constituant le Contracteur, feront l’objet d’une vérification effectuée par le cabinet international chargé de certifier les comptes des sociétés
concernées. Ce cabinet devra certifier que les frais imputés aux Opérations Pétrolières ont été déterminés de manière équitable et non discriminatoire. Les prestations
d’assistance générale fournies par la société mère des entreprises constituant le Contracteur doivent être certifiées, par ledit cabinet, comme ayant été facturées de telle sorte
qu’il n’en est résulté ni perte ni gain pour lesdites sociétés mères.

Au cours d’un audit, à son initiative ou à la demande du Contracteur, l’Administration peut revérifier les comptes du Contracteur relatifs aux rectifications, ajustements
et redressements au sujet desquels persiste un désaccord; les comptes ainsi concernés restent ouverts à la vérification jusqu’à ce que celle-ci ait été opérée et les désaccords
levés.
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CHAPITRE VII – ETATS DES REALISATIONS – SITUATIONS – COMPTES-RENDUS
VII-l/ – Principes

Outre les états et informations prévus par ailleurs, le Contracteur fera parvenir à l’Administration (Direction Générale des Hydrocarbures), dans les conditions, formes et
délais indiqués ci-après, le détail des opérations et Travaux réalisés, tels qu’ils sont enregistrés dans les comptes, documents, rapports et états tenus ou établis par lui et relatifs
aux Opérations Pétrolières.

VII-2/ – Etat des Travaux d’Exploration
Cet état doit parvenir à l’Administration au plus tard le 25 du premier Mois de chaque trimestre civil.

Il indiquera, notamment, pour le trimestre civil précédent, le détail et la nature des Travaux d’exploration réalisés sur la Zone Délimitée et les dépenses s’y rapportant en
distinguant, notamment, les Travaux relatifs:
 

 •  à la géologie, en distinguant la géologie de terrain et la géologie de bureau et de laboratoire;
 

 •  à la géophysique, par catégorie de Travaux (sismique, magnétométrie, gravimétrie, interprétation, etc..) et par équipe;
 

 •  aux Forages d’Exploration, par puits;
 

 •  aux forages d’appréciation, par puits;
 

 •  aux pistes d’accès, puits d’eau et autres Travaux se rapportant au lieu du forage;
 

 •  aux autres Travaux d’exploration.

VII – 3/ – Etat des Travaux de Développement et d’Exploitation
Cet état doit parvenir à l’Administration au plus tard le 25 du premier Mois de chaque trimestre civil.

Il indiquera, notamment, pour le trimestre civil précédent, le détail et la nature des Travaux de développement et d’exploitation effectués sur la Zone d’Exploitation et
les dépenses s’y rapportant, en distinguant, notamment, les Travaux relatifs:
 

 •  aux Forages de Développement, par Gisement et par puits;
 

 •  aux installations spécifiques de production;
 

 •  aux forages de production, par Gisement et par puits;
 

 •  aux installations et moyens de transport du Pétrole Brut et du Gaz Naturel, par Gisement;
 

 •  aux installations de stockage du Pétrole Brut et de Gaz Naturel, par Gisement, après traitement primaire.
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VII-4/ – Etat des Variations des Comptes d’Immobilisations et des Stocks de Matériel et de Matières Consommables
Cet état doit parvenir à l’Administration au plus tard le 25 du premier Mois de chaque trimestre civil.

Il indiquera, notamment, pour le trimestre civil précédent, les acquisitions et créations d’immobilisations, de matériels et de matières consommables nécessaires aux
Opérations Pétrolières, par Gisement et par grandes catégories, ainsi que les sorties (cessions, pertes, destructions, mises hors service) de ces biens.

VII-5/ – Etat de Production du Mois
Cet état doit parvenir à l’Administration au plus tard le 15 de chaque Mois.

Il indiquera, par Gisement, les quantités de Pétrole Brut et de Gaz Naturel produites effectivement au cours du Mois précédent et la part de cette production revenant à
chacune des Parties en application des dispositions du Contrat.

VII-6/ Etat de Production Annuelle Prévisionnelle
Cet état doit parvenir à l’Administration au plus tard le 30 septembre de chaque Année.

Il présentera un plan de production annuelle détaillant, par Gisement et par Mois, les quantités de Pétrole Brut et de Gaz Naturel dont la production est prévue pour
l’Année Civile suivante.

En tant que de besoin, le Contracteur fera parvenir des états rectificatifs.

VII-7/ – Etat des Quantités de Pétrole Brut et de Gaz Naturel Transportées au Cours du Mois
Cet état doit parvenir à l’Administration au plus tard le 15 de chaque Mois.

Il indiquera, par Gisement, les quantités de Pétrole Brut et de Gaz Naturel transportées au cours du Mois précédent, entre le Gisement et le point d’exportation ou de
livraison, ainsi que l’identification des canalisations utilisées et le prix du transport payé lorsque celui-ci est effectué par des Tiers.

L’état indiquera, en outre, la répartition entre les Parties des produits ainsi transportés.
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VII-8/ – Etat des Enlèvements du Mois
Cet état doit parvenir à l’Administration au plus tard le 15 de chaque Mois.

Il indiquera, par Gisement, les quantités de Pétrole Brut et de Gaz Naturel effectivement enlevées pour exportation ou livraison par chaque Partie ou remises à elle, au
cours du Mois précédent, en application des dispositions du Contrat.

En outre, chaque entreprise constituant le Contracteur, fera parvenir à l’Administration, dans le même délai et pour son propre compte, un état des quantités de Pétrole
Brut et de Gaz Naturel qu’elle a enlevées pour exportation ou livraison, en donnant toutes indications concernant chaque opération d’enlèvement ou de livraison (acheteur,
navire, prix, destination finale, etc.)

VII-9/ – Etat de Récupération des Coûts Pétroliers
Cet état doit parvenir à l’Administration au plus tard le 25 de chaque Mois.

Il présentera, pour le Mois précédent, le détail du compte des Coûts Pétroliers permettant, notamment, de faire ressortir:
 

 •  les Coûts Pétroliers restant à récupérer à la fin du Mois précédent;
 

 •  les Coûts Pétroliers afférents aux activités du Mois;
 

 •  les Coûts Pétroliers récupérés au cours du Mois avec indication, en quantités et en valeur, de la production affectée à cet effet;
 

 •  les sommes venues en atténuation ou en diminution des Coûts Pétroliers au cours du Mois;
 

 •  les Coûts Pétroliers restant à récupérer à la fin du Mois.

VII-10/ – Inventaire des Stocks de Pétrole Brut et de Gaz Naturel
Cet état doit parvenir à l’Administration au plus tard le 15 de chaque Mois.

Il indiquera, pour le Mois précédent et par lieu de stockage:
 

 •  les stocks du début du Mois;
 

 •  les entrées en stock au cours du Mois;
 

 •  les sorties de stock au cours du Mois;
 

 •  les stocks théoriques à la fin du Mois;
 

 •  les stocks mesurés à la fin du Mois;
 

 •  l’explication des écarts éventuels.
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VII-11/ – Etat des Biens Meubles et Immeubles Acquis, Crées, Loués ou Fabriqués
Le Contracteur tiendra, au jour le jour, un état détaillé de tous les biens meubles et immeubles acquis, créés, loués ou fabriqués pour les besoins des Opérations

Pétrolières, en distinguant ceux qui sont propriété de l’Etat en vertu des dispositions de l’Article 10.1 du Contrat et les autres.

Cet état comporte la description et l’identification de chaque bien, les dépenses s’y rapportant, le prix de revient et la date d’acquisition, de création ou de fabrication, et,
le cas échéant, la date de fin d’affectation aux Opérations Pétrolières (sortie) et le sort qui lui est réservé dans ce dernier cas.

L’état susvisé est impérativement transmis à la Direction Générale des Hydrocarbures avant le ler mars de chaque Année pour l’Année Civile précédente.

VII-12/ – Déclarations Fiscales
Le Contracteur transmet à la Direction Générale des Hydrocarbures un exemplaire de toutes les déclarations que les entreprises constituant le Contracteur sont tenues de

souscrire auprès des Administrations fiscales chargées de l’assiette des impôts, notamment de celles relatives à l’Impôt sur les Sociétés, accompagnées de toutes les annexes,
documents et justifications qui y sont joints.

VII-13/ – Etat des Versements d’Impôts et Taxes
Au plus tard le 15 du premier Mois de chaque trimestre civil, le Contracteur établira et transmettra à la Direction Générale des Hydrocarbures un état des versements

d’impôts, droits et taxes de toute nature qu’il a acquittés au cours du trimestre civil précédent, indiquant avec précision la nature des impôts, droits et taxes concernés (Impôts
sur les Sociétés, redevance minière proportionnelle, droits de douane, etc.), la nature du versement (acomptes, soldes, régularisations, etc..), la date et le montant du paiement,
la désignation du receveur chargé du recouvrement, ainsi que toutes autres indications utiles.

VII-14/ – Dispositions Particulières
Les états, situations et informations visés aux sous chapitres 1 à 13 ci-dessus seront établis et présentés sur des modèles d’imprimés fixés par l’Administration.

L’Administration pourra, en tant que de besoin, demander au Contracteur de lui fournir tous autres états, situations et informations qu’elle jugera utiles.
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ENGAGEMENT VISE A L’ARTICLE 47.2 DU CONTRAT
SOUSCRIT PAR LA SOCIETE MERE

CONSIDERANT que VAALCO Production (Gabon), Inc., ci-après désignée «la Société », a signé avec la République Gabonaise, ci-après dénommée «l’Etat», un
Contrat d’Exploration et de Partage de Production dénommé MUTAMBA IRORU, se rapportant à la Zone Délimitée définie à l’Annexe 1 jointe audit Contrat, ci-après
dénommé «le Contrat», et que, de ce fait, la Société va assumer des obligations vis-à-vis de l’Etat;

CONSIDERANT que la société VAALCO Energy, Inc., constituée selon les lois en vigueur dans l’Etat du Delaware, ayant son siège social au 4600 Post Oak Place,
suite 309, Houston, Texas 77027, USA, dûment représentée par son Président Monsieur Russell SCHEIRMAN, reporté ci-dessous, est la Société-Mère, telle que définie au
Contrat ;

La société VAALCO Energy, Inc., reconnaît, par les présentes, qu’elle est parfaitement informée des obligations légales et contractuelles souscrites par la Société dans le
cadre du Contrat, et déclare qu’en cas de défaillance établie, elle mettra à la disposition de celle-ci tous les moyens techniques, en personnel, en matériel et en financement
nécessaires pour lui permettre d’exécuter intégralement les obligations susvisées et qu’en cas de besoin, elle lui sera substituée pour l’accomplissement desdites obligations.

La présente lettre d’engagement produira effet à partir de la Date Effective, telle que définie au Contrat et tant que la Société fera partie du Contracteur, tel que défini au
Contrat.

Les différends résultant de l’application ou de l’interprétation de la présente lettre, qui fait partie intégrante du Contrat, sont résolus par voie d’arbitrage, conformément
aux dispositions de l’Article 50 du Contrat.

Fait à Libreville, le

Pour VAALCO Energy, Inc.

Russell SCHEIRMAN
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Exhibit 21.1
 
Subsidiary Name   Business   Ownership  Date and State of Incorporation
VAALCO Energy (USA), Inc.   Energy  100% 10/16/96   Delaware
VAALCO International, Inc   Energy  90.01% 7/31/02   Delaware
VAALCO Gabon (Etame), Inc.   Energy  90.01% 6/14/95   Delaware
VAALCO Production (Gabon), Inc.   Energy  100% 6/14/95   Delaware
Alcorn (Philippines), Inc.   Energy  100% 2/28/86   Delaware
Alcorn (Production) Philippines, Inc.   Energy  100% 2/28/86   Delaware
Altisima Energy, Inc.   Energy  99% 1/18/99   Philippines



Exhibit 23.1

CONSENT OF INDEPENDENT REGISTERED PUBLIC ACCOUNTING FIRM
We consent to the incorporation by reference in Registration Statement Nos. (333-11448, 333-103576, 333-102649 and 333-67859) on Form S-8 and Registration Statement
Nos. (333-121549 and 333-59059) on Form S-3 of our report dated March 8, 2006 (which report expresses an unqualified opinion and includes an explanatory paragraph related
to the change in the method of accounting for asset retirement obligations), relating to the consolidated financial statements of VAALCO Energy, Inc. and management’s report
on the effectiveness of internal control over financial reporting, appearing in the Annual Report on Form 10-K of VAALCO Energy, Inc. for the year ended December 31, 2005.

/s/ Deloitte & Touche LLP
Houston, Texas
March 8, 2006



Exhibit 23.2

CONSENT OF INDEPENDENT PETROLEUM ENGINEERS AND GEOLOGISTS
As oil and gas consultants, we hereby consent to the incorporation by reference in the Registration Statements on Form S-3 and Form S-8 of our reports dated February 20, 2006
and February 21, 2006 included in VAALCO Energy’s Annual Report on Form 10K for the year ended December 31, 2005, and to the reference to us under the caption
“Experts” appearing in such Registration Statement.
 

NETHERLAND SEWELL & ASSOCIATES, INC.

By:  /s/
 David B. Cox
 Senior Vice President

Houston, Texas
March 8, 2006



Exhibit 31.1
I, Robert L. Gerry, certify that:
 

 (1) I have reviewed this annual report on Form 10-K of VAALCO Energy, Inc.;
 

 (2) Based on my knowledge, this report does not contain any untrue statement of a material fact or omit to state a material fact necessary to make the statements made,
in light of the circumstances under which such statements were made, not misleading with respect to the period covered by this report;

 

 (3) Based on my knowledge, the financial statements, and other financial information included in this report, fairly present in all material respects the financial
condition, results of operations and cash flows of the registrant as of, and for, the periods presented in this report;

 

 (4) The registrant’s other certifying officer(s) and I are responsible for establishing and maintaining disclosure controls and procedures (as defined in Exchange Act
Rules 13a-15(e) and 15d-15(e)) for the registrant and have:

 

 
(a) Designed such disclosure controls and procedures, or caused such disclosure controls and procedures to be designed under our supervision, to ensure that

material information relating to the registrant, including its consolidated subsidiaries, is made known to us by others within those entities, particularly
during the period in which this report is being prepared;

 

 
(b) Designed such internal control over financial reporting, or caused such internal control over financial reporting to be designed under our supervision, to

provide reasonable assurance regarding the reliability of financial reporting and the preparation of financial statements for external purposes in
accordance with generally accepted accounting principles;

 

 (c) Evaluated the effectiveness of the registrant’s disclosure controls and procedures and presented in this report our conclusions about the effectiveness of
the disclosure controls and procedures, as of the end of the period covered by this report based on such evaluation; and

 

 
(d) Disclosed in this report any change in the registrant’s internal control over financial reporting that occurred during the registrant’s most recent fiscal

quarter (the registrant’s fourth fiscal quarter in the case of an annual report) that has materially affected, or is reasonably likely to materially affect, the
registrant’s internal control over financial reporting; and



 (5) The registrant’s other certifying officer(s) and I have disclosed, based on our most recent evaluation of internal control over financial reporting, to the registrant’s
auditors and the audit committee of the registrant’s board of directors (or persons performing the equivalent functions):

 

 (a) All significant deficiencies and material weaknesses in the design or operation of internal control over financial reporting which are reasonably likely to
adversely affect the registrant’s ability to record, process, summarize and report financial information; and

 

 (b) Any fraud, whether or not material, that involves management or other employees who have a significant role in the registrant’s internal control over
financial reporting.

 
Date March 8, 2006

/s/ Robert L. Gerry
Robert L. Gerry
Chief Executive Officer



Exhibit 31.2

I, W. Russell Scheirman, certify that:
 

 (1) I have reviewed this annual report on Form 10-K of VAALCO Energy, Inc.;
 

 (2) Based on my knowledge, this report does not contain any untrue statement of a material fact or omit to state a material fact necessary to make the statements made,
in light of the circumstances under which such statements were made, not misleading with respect to the period covered by this report;

 

 (3) Based on my knowledge, the financial statements, and other financial information included in this report, fairly present in all material respects the financial
condition, results of operations and cash flows of the registrant as of, and for, the periods presented in this report;

 

 (4) The registrant’s other certifying officer(s) and I are responsible for establishing and maintaining disclosure controls and procedures (as defined in Exchange Act
Rules 13a-15(e) and 15d-15(e)) for the registrant and have:

 

 
(a) Designed such disclosure controls and procedures, or caused such disclosure controls and procedures to be designed under our supervision, to ensure that

material information relating to the registrant, including its consolidated subsidiaries, is made known to us by others within those entities, particularly
during the period in which this report is being prepared;

 

 
(b) Designed such internal control over financial reporting, or caused such internal control over financial reporting to be designed under our supervision, to

provide reasonable assurance regarding the reliability of financial reporting and the preparation of financial statements for external purposes in
accordance with generally accepted accounting principles;

 

 (c) Evaluated the effectiveness of the registrant’s disclosure controls and procedures and presented in this report our conclusions about the effectiveness of
the disclosure controls and procedures, as of the end of the period covered by this report based on such evaluation; and

 

 
(d) Disclosed in this report any change in the registrant’s internal control over financial reporting that occurred during the registrant’s most recent fiscal

quarter (the registrant’s fourth fiscal quarter in the case of an annual report) that has materially affected, or is reasonably likely to materially affect, the
registrant’s internal control over financial reporting; and



 (5) The registrant’s other certifying officer(s) and I have disclosed, based on our most recent evaluation of internal control over financial reporting, to the registrant’s
auditors and the audit committee of the registrant’s board of directors (or persons performing the equivalent functions):

 

 (a) All significant deficiencies and material weaknesses in the design or operation of internal control over financial reporting which are reasonably likely to
adversely affect the registrant’s ability to record, process, summarize and report financial information; and

 

 (b) Any fraud, whether or not material, that involves management or other employees who have a significant role in the registrant’s internal control over
financial reporting.

 
Date March 8, 2006

/s/ W. Russell Scheirman
W. Russell Scheirman
Chief Financial Officer and President



EXHIBIT 32.1

CERTIFICATION PURSUANT TO
18 U.S.C. SECTION 1350,

AS ADOPTED PURSUANT TO
SECTION 906 OF THE SARBANES-OXLEY ACT OF 2002

In connection with the Annual Report of VAALCO Energy, Inc. (the “Company”) on Form 10-K for the year ended December 31, 2005, as filed with the Securities and
Exchange Commission on the date hereof (the “Report”), I, Robert L. Gerry, Chief Executive Officer of the Company, certify, pursuant to 18 U.S.C. § 1350, as adopted
pursuant to Section 906 of the Sarbanes-Oxley Act of 2002, that to my knowledge:

(1) The Report fully complies with the requirements of Section 13(a) or 15(d) of the Securities and Exchange Act of 1934, as amended; and

(2) The information contained in the Report fairly presents, in all material respects, the financial condition and results of operations of the Company.

Dated: March 8, 2006
 

/s/ Robert L. Gerry
Robert L. Gerry, Chief Executive Officer



EXHIBIT 32.2

CERTIFICATION PURSUANT TO
18 U.S.C. SECTION 1350,

AS ADOPTED PURSUANT TO
SECTION 906 OF THE SARBANES-OXLEY ACT OF 2002

In connection with the Annual Report of VAALCO Energy, Inc. (the “Company”) on Form 10-K for the annual period ended December 31, 2005, as filed with the
Securities and Exchange Commission on the date hereof (the “Report”), I, W. Russell Scheirman, Chief Financial Officer of the Company, certify, pursuant to 18 U.S.C. §
1350, as adopted pursuant to Section 906 of the Sarbanes-Oxley Act of 2002, that to my knowledge:

(1) The Report fully complies with the requirements of Section 13(a) or 15(d) of the Securities and Exchange Act of 1934, as amended; and

(2) The information contained in the Report fairly presents, in all material respects, the financial condition and results of operations of the Company.

Dated: March 8, 2006
 

/s/ W. Russell Scheirman
W. Russell Scheirman, Chief Financial Officer
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