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 STATEMENT OF RESERVES DATA AND OTHER OIL & GAS INFORMATION 

As at June 30, 2010 

 
This statement of reserves data and other information (the “Statement”) is dated October 27th, 2010 and is effective 
June 30, 2010.  The information regarding reserves in the Statement was prepared between June and October, 2010. 
 
The  future net  revenue numbers presented  throughout  this Statement, whether calculated without discount or 
using a discount rate, are estimated values and do not represent fair market value.  There is no assurance that the 
price and cost assumptions will be attained and variances could be material.  
 
Disclosure of Reserves Data 
 
In accordance with National Instrument 51‐101 Standards of Disclosure for Oil and Gas Activities, MKM Engineering 
(“MKM”) prepared a  report  (the “Reserves Report”) dated October 7, 2010. The Reserves Report evaluated, as at 
June 30, 2010, Gale Force Petroleum Inc.’s oil and natural gas reserves.  
  
The tables summarize the data contained the Reserves Report and as a result, may contain slightly different numbers 
than those reports due to rounding.  There is no assurance that the price and cost assumptions set out below will be 
attained and variances could be material.  The reserve estimates provided herein are estimates only and there is no 
guarantee  that  the  estimated  reserves will  be  recovered.  Actual  reserves may  be  greater  than  or  less  than  the 
estimates provided herein. 
 
All of the Company’s properties, reserves and production are located in the States Texas, Oklahoma and Tennessee. 

 
All dollar amounts herein are in United States dollars, unless otherwise stated.  

 
The following tables detail the aggregate gross and net reserves of the Company, as at June 30, 2010, using forecast 
prices  and  costs  as well  as  the  aggregate  net  present  value  of  future  net  revenue  attributable  to  the  reserves 
estimated using forecast prices and costs, calculated without discount and using discount rates of 5%, 10%, 15% and 
20%: 

SUMMARY OF OIL AND GAS RESERVES 
AS OF JUNE 30, 2010 

FORECAST PRICES AND COSTS 

     
Light and Medium Oil 

Natural Gas 
(non‐associated and 

associated) 

Reserves Category  
Gross  
(Mbbl)  

Net  
(Mbbl)  

Gross
(MMcf) 

Net 
(Mbbl) 

Proved Developed Producing   228  184  241  188 

Proved Developed Non‐Producing   641  503  83  65 

Proved Undeveloped   120  95  675  532 

Total Proved   989  782  999  785 

Probable   3  2  ‐  ‐ 

Total Proved Plus Probable   992  784  999  785 

 
 
 



 

NATIONAL INSTRUMENT 51‐101 FORM F1           TSX‐V: GFP 

GALE FORCE PETROLEUM INC.     PAGE 3 

 

NET PRESENT VALUES OF FUTURE NET REVENUE 
AS OF JUNE 30, 2010 

FORECAST PRICES AND COSTS 

  Net Present Values Of Future Net Revenue ($000s)  

   Before Income Taxes Discounted At (%/year)   After Income Taxes Discounted at (%/year)   Future 
Net Val    
10%/yr   
($/BOE) Reserves Category  

0% 
($000s) 

5% 
($000s) 

10% 
($000s) 

15% 
($000s) 

20% 
($000s) 

0% 
($000s) 

5% 
($000s) 

10% 
($000s) 

15% 
($000s) 

20% 
($000s) 

Proved Developed 
Producing   10,114  7,139  5,434  4,356  3,621  6,088  4,378  3,385  2,753  2,320  25.24 

Proved Developed 
Non‐Producing   28,143  19,461  14,681  11,672  9,593  16,918  11,884  9,101  7,341  6,1118  28.57 

Proved Undeveloped   9,659  6,850  5,034  3,801  2,928  5,453  3,861  2,824  2,115  1,612  27.41 

Total Proved   47,916  33,450  25,149  19,829  16,142  28,459  20,123  15,334  12,230  10,068  27.55 

Probable   53  45  39  33  28  32  28  24  21  18  19.50 

Total Proved Plus 
Probable   47,969  33,495  25,188  19,862  16,170  28,491  20,151  15,334  12,230  10,068  27.54 

 

The following table provides a breakdown of various elements of future net revenue attributable to Proved reserves 

and Proved plus Probable reserves of the Company using forecast prices and costs and calculated with discount: 

 

TOTAL FUTURE NET REVENUE (UNDISCOUNTED)  

AS OF JUNE 30, 2010 

FORECAST PRICES AND COSTS 

Reserves Category 

 
 

Revenue 
($000s) 

Royalties 
($000s) 

Operating 
Costs 
($000s) 

Development 
Costs 
($000s) 

Abandonment 
Costs 
($000s) 

Future Net 
Revenue 
Before 
Income 
Taxes 
($000s) 

Future 
Income 
Taxes 
($000s) 

Future Net 
Revenue 

After Future 
Income 
Taxes 
($000s) 

Proved   97,474  20,591  24,806  3,730  431  47,916  19,456  28,459 

Proved Plus Probable   97,674  20,628  24,886 3,753 440 47,969  19,477  28,491

 

 
The following table details by production group the net present value of future net revenue (before deducting future 
income tax expenses) estimated using forecast prices and costs and calculated using a discount rate of 10%: 

 
FUTURE NET REVENUE BY PRODUCTION GROUP  

AS OF JUNE 30, 2010 
FORECAST PRICES AND COSTS  

Reserves Category  Production Group 

Future Net Revenue 
Before Income 

Taxes (discounted 
at 10%/year) 

($000s) 

Unit Value 
Before Income 

Taxes 
(Discounted at 
10%/year) 
($/BOE) 

Proved   Light and Medium Crude Oil (including solution gas and other by‐products) 

Natural Gas (including associated by‐products) 
22,886 

 
2,263 

29.28
 

17.29 

Proved Plus Probable   Light and Medium Crude Oil (including solution gas and other by‐products)

Natural Gas (including associated by‐products) 

22,926 
 

2,262 

29.24
 

17.28 
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Pricing Assumptions 
 

The following table details the benchmark reference prices for the regions in which the Company as at June 30, 2010 
reflected  in  the  reserve data disclosed under  “Statement of Reserves Data  and Other Oil  and Gas  Information  – 
Disclosure of Reserves Data”.   These pricing assumptions were  taken  from  the  forecast prices as at  June 30, 2010 
provided by Sproule Associates Limited, which are independent qualified reserves evaluators and auditors.  

 
SUMMARY OF PRICING AND INFLATION RATE ASSUMPTIONS 

AS AT JUNE 30, 2010 
FORECAST PRICES AND COSTS  

Year 

WTI 
Cushing 

Oklahoma 
($US/bbl) 

NATURAL GAS 
($US/Mcf) 

INFLATION 

RATES
(1)

 
%/Year 

EXCHANGE 

RATE
(2)

 
($US/$Cdn) 

Historical:         
2008  99.57  13.89  ‐  ‐ 
2009  61.66  11.96  ‐  ‐ 
Forecast:         
2010  76.77 4.37 1.5 1.0 

2011  80.46 4.92 1.5 1.0 

2012  82.72 5.27 1.5 1.0 

2013  86.47 6.49 1.5 1.0 

2014  90.22 7.61 1.5 1.0 

2015  91.57 7.74 1.5 1.0 

2016  92.94 7.91 1.5 1.0 

2017  94.34 8.04 1.5 1.0 

2018  95.75 8.18 1.5 1.0 

2019  97.19 8.31 1.5 1.0 

2020  98.65 8.45 1.5 1.0 

Thereafter   106.65 9.17 1.5 1.0 

 
(1) Inflation rates for forecasting costs.  

 
(2) Exchange rates used to generate the benchmark reference prices in this table.  
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Reconciliations of Changes in Reserves and Future Net Revenue 
 
The  following  table outlines  the  reconciliation of  changes  in  the net  reserves estimates  for  the Company  for  the 
period from June 30, 2009 to June 30, 2010, using forecast prices and costs. 
 

RECONCILIATION OF CORPORATION GROSS RESERVES (BEFORE ROYALTY)  
AS AT JUNE 30, 2010 

FORECAST PRICES AND COSTS 
 

  LIGHT AND MEDIUM OIL  NATURAL GAS 

FACTORS  
Proved  
(Mbbl)  

 Probable  
(Mbbl)  

Proved Plus 
Probable  
(Mbbl)  

Proved  
(MMcf)  

Probable  
(MMcf)  

Proved Plus 
Probable  
(MMcf)  

June 30, 2009  0  0  0  0  0  0 

Extensions   ‐  ‐  ‐  ‐  ‐  ‐ 

Improved Recovery   ‐  ‐  ‐  ‐  ‐  ‐ 

Technical Revisions   ‐  ‐  ‐  ‐  ‐  ‐ 

Discoveries   ‐  ‐  ‐  ‐  ‐  ‐ 

Acquisitions  992  3  995  1,070  ‐  1,070 

Dispositions   ‐  ‐  ‐  ‐  ‐  ‐ 

Economic Factors   ‐  ‐  ‐  ‐  ‐  ‐ 

Production   ‐3.3  ‐  ‐  7,010  ‐  ‐ 

June 30, 2010  989  3  992  999  ‐  999 

 
 

Significant Factors or Uncertainties 

 
The process of estimating  reserves  is  complex.  It  requires  significant  judgments and decisions based on available 
geological,  geophysical,  engineering,  and  economic  data.  These  estimates may  change  substantially  as  additional 
data  from  ongoing  development  activities  and  production  performance  becomes  available  and  as  economic 
conditions  impacting  oil  and  gas  prices  and  costs  change.  The  reserve  estimates  contained  herein  are  based  on 
current  production  forecasts,  prices  and  economic  conditions.  The  Company's  reserves  are  evaluated  by MKM 
Engineering,  an  independent  engineering  firm.    As  circumstances  change  and  additional  data  become  available, 
reserve estimates also change. Estimates made are reviewed and revised, either upward or downward, as warranted 
by  the  new  information.  Revisions  are  often  required  due  to  changes  in  well  performance,  prices,  economic 
conditions  and  governmental  restrictions.    Although  every  reasonable  effort  is  made  to  ensure  that  reserve 
estimates  are  accurate,  reserve  estimation  is  an  inferential  science.  As  a  result,  the  subjective  decisions,  new 
geological or production information and a changing environment may impact these estimates. Revisions to reserve 
estimates can arise  from changes  in year‐end oil and gas prices, and reservoir performance. Such revisions can be 
either positive or negative.   These  factors and uncertainties  shall be discussed  in greater detail  in  the Company’s 
annual financial statements and management discussion and analysis for the period ended June 30, 2010. 
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Future Development Costs 

 

The following table details the development costs deducted  in the estimation of future net revenue attributable to 

proved and proved plus probable reserves of the Company (estimated using forecast prices and costs): 

 

FUTURE DEVELOPMENT COSTS 

FORECAST AS AT JUNE 30, 2010 

 

Year 

Proved Reserves 

($000s) 

Probable  Reserves 

($000s) 

Proved and Probable 

($000s) 

2010  1,029  ‐  1,029 

2011  1,945  29  1,974 

2012  435  27  462 

Thereafter  223  56  279 

 

The Company’s  source of  funding  for  future development  cost of  the Company’s  reserves will be derived  from a 

combination  of  cash‐flow,  debt,  new  equity  financing,  farm‐outs  or  similar  arrangements.   Management  of  the 

Company  does  not  anticipate  that  the  costs  of  funding  referred  to  above will materially  affect  the  Company’s 

disclosed  reserves  and  future  net  reserves  or  will make  the  development  of  any  of  the  Company’s  properties 

uneconomic. 

 
Undeveloped Reserves 

The Company attributed Proved Undeveloped reserves for three well locations in Central Oklahoma, as described in 

section  6.1  below.   The  three  wells  will  be  drilled  to  the  Bromide  during  the  next  20  months.   These  proved 

undeveloped reserves were determined by analogy to offset wells.   These reserves represent approximately 12% of 

total proved oil reserves and 68% of total proved natural gas reserves.  

PROVED UNDEVELOPED GROSS RESERVES VOLUMES 

YEAR OF ATTRIBUTION OF RESERVES 

AS AT JUNE 30, 2010 

 
    Light and Medium Oil

 
Natural Gas 

(non‐associated and 
associated) 

Year  
1
st
 Attributed  
(Mbbl)  

Revised 
(Mbbl) 

Dispositions
(Mbbl) 

Booked 
(Mbbl)  

1
st
 Attributed 
(MMcf)  

Revised
(MMcf) 

Dispositions 
(MMcf) 

Booked 
(MMcf) 

Prior to 2008   ‐  ‐  ‐  ‐  ‐  ‐  ‐  ‐ 

2008   ‐  ‐  ‐  ‐  ‐  ‐  ‐  ‐ 

2009  ‐  ‐  ‐  ‐  ‐  ‐  ‐  ‐ 

2010  120  ‐  ‐  120  532  ‐  ‐  532 

 

 

 
 
Oil and Gas Properties and Wells 
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Oil and Gas Properties and Wells 
 
All  the  Company’s  properties  are  located  onshore  in mature  basins,  and  therefore  forecast  production  has  low 
decline rates and relatively high predictability of reservoir performance.  
 
Oklahoma Properties 
 
With respect to the Company’s properties in Oklahoma, the Proved Developed Producing reserves are located in the 

central  part  of  the  State  in  Garvin  County;  the  Proved  Developed  Non‐Producing  reserves  are  in  Seminole  and 

Potawatomie Counties, Oklahoma.  

Texas Properties 

With respect to the Company’s properties  in East Texas, the Proved Developed Producing reserves are primarily  in 

Wood  County,  Texas,  while  the  Proved  Developed  Non‐producing  properties  are  primarily  in  Gregg  and  Rusk 

Counties, TX.  

Tennessee 

The Company also has a non‐operated  interest  in  some Proved Developed Producing  reserves  in Overton County, 

Tennessee. 

Non‐producing Properties 

The properties  in which  reserves were attributed, but are not  currently producing, have not produced  in  several 

years. The primary reason is neglect of the operator, not reservoir restrictions or other limitations. The Company has 

plans  to  reactive  those wells mechanically  and  then  subsequently  rework  them,  add  stimulation,  and  then may 

eventually commence water‐flooding.  
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Location and Type of Wells 

In Texas, the production is approximately 99% crude oil.  In Oklahoma the production is approximately 60% gas and 

40% oil.  The following table summarizes the gross and net wells held by the Company as at June 30, 2010:  

SUMMARY OF GROSS AND NET PRODUCING AND NON‐PRODUCING WELLS 
AS AT JUNE 30, 2010 

 
WELL TYPE  OKLAHOMA  TEXAS  TENNESSEE  KENTUCKY  TOTAL 

Gross Producing Oil Wells  2.00 15.00 5.00 ‐  22.00

Gross Producing Gas Wells  2.00 ‐ ‐ ‐  2.00

Total Gross Producing Wells
(1)

  4.00 15.00 5.00 0  24.00

Gross Non‐Producing Wells  11.00 82.00 ‐ 9.00  102.00

TOTAL Gross Wells  15.00 97.00 5.00 9.00  126.00

Net Producing Oil Wells  1.71 11.74 1.00 ‐  14.45

Net Producing Gas Wells  1.90 11.00 ‐ ‐  14.61

Total Net Producing Wells
(1)

  3.61 11.76 1.00 ‐  16.37

Net Non‐Producing Wells  10.29 72.97 ‐ 4.50  87.76

TOTAL Net Wells  13.90 84.73 1.00 4.50  104.12

 
Properties with No Attributed Reserves  
 
As at June 30, 2010, the Company did not hold any properties in Oklahoma or Texas of which there are no reserves 
attributed.  However, the Company owned a 50% working interest in an onshore property with approximately 7,000 
gross acres (3,500 net acres)  in and around Morgan County, Kentucky, with nine wells and a gathering  line system 
connected to a pipeline.  
 
Forward Contracts 
 
The Company sells the crude oil it produces to a variety to purchasers on a month to month basis. The Company sells 

its gas to OneOk Gas Pipeline on a monthly pricing basis, with no minimum sales requirements.  

Additional Information Concerning Abandonment and Reclamation Costs  
 
The Company performs an initial review and environmental study assessing any abandonment retirement obligations 
when it purchases each property.  Additional, the Company conducts an annual review of its forecast abandonment 
costs. The  initial and annual  review considers  the  following  factors  in assessing  liability: well depth, nature of  the 
production stream, the nature, location and condition of the surface lease, age of the well and/or facility, number of 
zones to be abandoned, and presence of salvageable equipment such as tanks, tubing, and rods. The Company owns 
a total 104.12 net well, which will eventually need to be abandoned.  The costs of Abandonment of these wells are 
determined net of salvage, and were estimated as at June 30, 2010, in the aggregate, using an inflation rate for costs 
of 3% and a discount rate of 10%, to have a present value of CA$848,513, none of which is expected to be incurred in 
the next three years.   
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Tax Horizon 
 
The Company has a tax  loss carry forward from prior years, and does not forecast having any taxable  income until 

after the completion of the 2012 tax year.  

Costs Incurred 
 
All properties owned by the Company are in the United States.  During the year ended June 30, 2010, the Company 

acquired  properties  in  a  series  of  five  acquisitions,  costing  a  total  CA$3,814,373.  The  Company  also  incurred 

CA$780,885 in development costs on the properties it purchased.  

The following table summarizes the capital expenditures related to the Company’s activities for the year ended June 
30, 2010: 
 

SUMMARY OF CAPITAL EXPENSES, FIXED ASSETS 
FOR THE YEAR ENDED JUNE 30, 2010 

 

  Exploration  
($000s) 

Development  
($000s) 

Total 
($000s) 

Property Acquisitions  ‐  3,814  3,814 

Land or Drilling , Completion, Tie‐ins New Wells  ‐  ‐  ‐ 

Development Existing Wells  ‐  780  780 

Facilities   ‐  ‐  ‐ 

TOTAL  ‐  4,595  4,595 

 
Exploration and Development Activities 
 
No drilling was performed during the year ended June 30, 2010, either developmental or exploratory. 

Production Estimates 

The Company did not have any oil or natural gas production until  it concluded acquisitions  in May, 2010, with an 

effective date of March 1, 2010.   During  the year ended  June 30, 2010,  the Company produced  in  the aggregate 

3,231 bbls of crude oil and 7,521 mcfs of natural gas.     The Pine Mills Field  in Wood County, Texas, accounted for 

over 80% of this oil production and the Central Oklahoma properties accounted for all natural gas production.  

In the remaining six months of 2010, it is estimated that the Company will produce 17,650 bbls of crude oil and 8,470 

Mcfs of natural gas.  In 2001, it is estimated that the Company will produce 77,650 bbls of crude oil and 39,320 Mcfs 

of natural gas.  
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Production History 

The  following  table  summarizes  the  production  history  of  the  Company  for  the  year  ended  June  30,  2010,  by 

providing  average  daily  production,  sales  and  cost  information  per  barrel  or mcf,  net  to  the  Company’s working 

interests (prices and costs shown in US dollars):  

SUMMARY OF NET PRODUCTION HISTORY, NETBACKS 
FOR THE YEAR ENDED JUNE 30, 2010 

  Central Oklahoma  East Texas  Tennessee  TOTAL 

  Light & 

Medium 

Oil 

(bbls) 

Natural 

Gas 

(mcfs) 

Light & 

Medium 

Oil 

(bbls) 

Natural 

Gas 

(mcfs) 

Light & 

Medium Oil 

(bbls) 

Light & 

Medium 

Oil 

(bbls) 

Natural 

Gas 

(mcfs) 

Avg. Daily Production  18.34  250.71  73.16  ‐  16.22  107.73  250.71 

Price  78.00  4.84  60.12  ‐  72.42  65.01  4.84 

Royalties & Taxes  5.63  0.35  2.77  ‐  2.17  3.17  0.35 

Production Costs  25.70  0.57  14.30  ‐  1.31  14.29  0.57 

Netback  46.66  3.92  43.04  ‐  68.93  47.55  3.92 

 

Note that the Company has had limited production history with its wells on production, so future production costs 

could vary material from the data presented here.  
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DEFINITIONS, NOTES AND OTHER CAUTIONARY STATEMENTS 

In this document, the abbreviations set forth below have the following meanings:  

 
bbl  Barrel. 
bbl/d  Barrels per day. 
Mbbl  Thousands of barrels. 
Mcf  Thousand cubic feet. 
Mcf/d  Thousand cubic feet per day. 
BOEs  Barrel of Oil Equivalent. Note that BOEs may be misleading, particularly if used in isolation. 

The BOE  conversion  ratio of 6 Mcf:1 bbl  is based on  an energy equivalency  conversion 
method primarily applicable at the burner tip and does not represent a value equivalency 
at the wellhead. 

°API  An indication of the specific gravity of crude oil measured on the API gravity scale. Liquid 
petroleum with  a  specified  gravity of 28° API or higher  is  generally  referred  to  as  light 
crude oil. 

$000s  Thousands of dollars. 
WTI  West Texas Intermediate, the reference price paid in U.S. dollars at Cushing, Oklahoma for 

crude oil of standard grade 
 

Certain terms used herein but not defined herein are defined in NI 51‐101 and shall have the same meanings herein 
as  in  NI  51‐101.    The  following words  and  phrases  have  the  following meanings,  unless  the  context  otherwise 
requires:  

 
“Abandonment costs” means costs of abandoning a well and surface lease reclamation. They do not include 
costs of abandoning the gathering system, suspended wells, batteries, plants, or processing facilities.  
 
"COGEH" means the Canadian Oil and Gas Evaluation Handbook prepared jointly by the Society of Petroleum 

Evaluation Engineers (Calgary chapter) and the Canadian Institute of Mining, Metallurgy & Petroleum;  

"Development costs" means costs incurred to obtain access to reserves and to provide facilities for extracting, 

treating, gathering and storing the oil and gas from reserves. More specifically, development costs,  including 

applicable operating costs of support equipment and facilities and other costs of development activities, are 

costs incurred to:  

(a)  gain  access  to  and  prepare well  locations  for  drilling,  including  surveying well  locations  for  the 
purpose of determining specific development drilling sites, clearing ground draining, road building, and 
relocating public roads, gas lines and power lines, pumping equipment and wellhead assembly;  
(b) drill  and  equip development wells, development  type  stratigraphic  test wells  and  service wells, 
including the costs of platforms and of well equipment such as casing, tubing, pumping equipment and 
wellhead assembly;  
(c) acquire, construct and  install production facilities such as flow  lines, separators, treaters, heaters, 
manifolds, measuring devices and production storage tanks, natural gas cycling and processing plants, 
and central utility and waste disposal systems; and  
(d) provide improved recovery systems.  
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"Exploration costs" means costs incurred in identifying areas that may warrant examination and in examining 
specific areas that are considered to have prospects that may contain oil and gas reserves,  including costs of 
drilling exploratory wells and exploratory type stratigraphic test wells. Exploration costs may be incurred both 
before  acquiring  the  related  property  and  after  acquiring  the  property.  Exploration  costs,  which  include 
applicable operating costs of support equipment and facilities and other costs of exploration activities, are:  

 
(a)  costs  of  topographical,  geo‐chemical,  geological  and  geophysical  studies,  rights  of  access  to 
properties to conduct those studies, and salaries and other expenses of geologists, geophysical crews 
and others conducting those studies;  
(b) costs of carrying and retaining unproved properties, such as delay rentals, taxes (other than income 
and capital taxes) on properties,  legal costs for title defence, and the maintenance of  land and  lease 
records;  
(c) dry hole contributions and bottom hole contributions;  
(d) costs of drilling and equipping exploratory wells; and  
(e) costs of drilling exploratory type stratigraphic test wells.  

 
  "Gross" means:  
 

(a)  in  relation  to  the Company's  interest  in production and  reserves,  its  "Company gross  reserves", 
which are the Company's  interest  (operating and non‐operating) share before deduction of royalties 
and without including any royalty interest of the Company;  
(b) in relation to wells, the total number of wells in which the Company has an interest; and  
(c) in relation to properties, the total area of properties in which the Company has an interest. 

 
  "Net" means:  
 

 (a) in relation to the Company's interest in production and reserves, the Company's interest (operating 
and non‐operating) share after deduction of royalties obligations, plus the Company's royalty interest 
in production or reserves.  

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

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

 
  "NI 51‐101" means National Instrument 51‐101 Standards of Disclosure for Oil and Gas Activities;  

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

 “Property” includes:  

(a) fee ownership or a lease, concession, agreement, permit, licence or other interest representing the 
right to extract oil or gas subject to such terms as may be imposed by the conveyance of that interest;  
(b) royalty  interests, production payments payable  in oil or gas, and other non‐operating  interests  in 
properties operated by others; and  
(c) an agreement with a foreign government or authority under which a reporting issuer participates in 
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the operation of properties or otherwise serves as “producer” of the underlying reserves (in contrast 
to being an independent purchaser, broker, dealer or importer).  

 
A property does not  include supply agreements, or contracts that represent a right to purchase, rather than 
extract, oil or gas.  

“Property  acquisition  costs” means  costs  incurred  to  acquire  a  property  (directly  by  purchase  or  lease  or 
indirectly by acquiring another corporate entity with an interest in the property), including:  

(a) costs of lease bonuses and options to purchase or lease a property;  
(b) the portion of the costs applicable to hydrocarbons when land including rights to  hydrocarbons is 
purchased in fee;  
(c) brokers’ fees, recording fees, legal costs and other costs incurred in acquiring properties.  

 
“Reserves” are estimated remaining quantities of oil and natural gas and related substances anticipated to be 
recoverable from known accumulations, from a given date forward, based on (a) analysis of drilling, geological, 
geophysical,  and  engineering  data;  (b)  the  use  of  established  technology;  and  (c)  specified  economic 
conditions, which  are  generally  accepted  as  being  reasonable  and  shall  be  disclosed;  and  (d)  a  remaining 
reserve  life  of  50  years.  Reserves  are  classified  according  to  the  degree  of  certainty  associated with  the 
estimates.  Reserves categories are: 

 
 “Proved”  reserves  are  those  reserves  that  can be  estimated with  a  high degree of  certainty  to be 
recoverable.  It  is  likely  that  the  actual  remaining  quantities  recovered  will  exceed  the  estimated 
proved reserves.  

 “Developed  Producing”  reserves  are  those  reserves  that  are  expected  to  be  recovered  from 
completion intervals open at the time of the estimate. These reserves may be currently producing or, if 
shut‐in,  they must have  previously been on production,  and  the date of  resumption of production 
must be known with reasonable certainty.  

 “Developed Non‐Producing” reserves are those reserves that either have not been on production, or 
have  previously  been  on  production,  but  are  shut‐in,  and  the  date  of  resumption  of  production  is 
unknown.  

 “Undeveloped”  reserves  are  those  reserves  expected  to  be  recovered  from  known  accumulations 
where  a  significant  expenditure  (e.g., when  compared  to  the  cost  of  drilling  a well)  is  required  to 
render  them  capable  of  production.  They  must  fully  meet  the  requirements  of  the  reserves 
classification  (proved, probable, possible)  to which  they are assigned.  In multi‐well pools,  it may be 
appropriate to allocate total pool reserves between the developed and undeveloped categories or to 
sub‐divide  the developed  reserves  for  the  pool between developed  producing  and  developed  non‐
producing. This allocation should be based on the estimator’s assessment as to the reserves that will 
be  recorded  from  specific wells,  facilities  and  completion  intervals  in  the pool  and  their  respective 
development and production status.  

“Probable”  reserves are  those additional  reserves  that are  less certain  to be  recovered  than proved 
reserves.  It is equally likely that the actual remaining quantities recovered will be greater or less than 
the sum of the estimated proved + probable reserves.  
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FORWARD‐LOOKING STATEMENTS 

Certain  of  the  statements  contained  herein  including,  without  limitation,  financial  and  business  prospects  and 

financial  outlook,  reserve  and  production  estimates,  drilling  and  re‐completion  plans,  timing  of  drilling,  re‐

completion and tie‐in of wells, productive capacity of wells and productive capacity of wells and capital expenditures 

and  the  timing  thereof  may  be  forward‐looking  statements.    Words  such  as  "may",  "will",  "should",  "could", 

"anticipate",  "believe",  "expect",  “estimate’,  “forecast”,  "intend",  "plan",  "potential",  "continue"  and  similar 

expressions may  be  used  to  identify  these  forward‐looking  statements.    These  statements  reflect management's 

current  beliefs  and  are  based  on  information  currently  available  to management.    Forward‐looking  statements 

involve significant risk and uncertainties.  A number of factors could cause actual results to differ materially from the 

results discussed  in  the  forward‐looking statements  including, but not  limited  to,  risks associated with oil and gas 

exploration,  development,  exploitation,  production,  marketing  and  transportation,  loss  of  markets,  volatility  of 

commodity prices,  currency  fluctuations,  imprecision of  reserve estimates, environmental  risks,  competition  from 

other producers, inability to retain drilling rigs and other services, incorrect assessment of the value of acquisitions, 

failure  to  realize  the  anticipated  benefits  of  acquisitions,  delays  resulting  from  or  inability  to  obtain  required 

regulatory approvals and ability  to access sufficient capital  from  internal and external sources and  the  risk  factors 

outlined under "Risk Factors" and elsewhere herein.  The recovery and reserve estimates of the Company’s reserves 

provided herein are estimates only and there  is no guarantee that the estimated reserves will be recovered.   As a 

consequence, actual results may differ materially from those anticipated in the forward‐looking statements.  Readers 

are cautioned that the foregoing list of factors is not exhausted.  Additional information on these and other factors 

that  could  affect  the  Company's  operations  and  financial  results  are  included  in  reports  on  file  with  Canadian 

securities regulatory authorities and may be accessed through the SEDAR website (www.sedar.com).   Although the 

forward‐looking  statements  contained  herein  are  based  upon  what  management  believes  to  be  reasonable 

assumptions,  management  cannot  assure  that  actual  results  will  be  consistent  with  these  forward‐looking 

statements.    Investors  should  not  place  undue  reliance  on  forward‐looking  statements.    These  forward‐looking 

statements are made as of the date hereof and the Company assumes no obligation to update or review them  to 

reflect new events or circumstances except as required by applicable securities laws.  

 

Forward‐looking  statements  and other  information  contained herein  concerning  the oil  and  gas  industry  and  the 

Company's general expectations concerning this industry is based on estimates prepared by management using data 

from publicly available  industry sources as well as from reserve reports, market research and  industry analysis and 

on  assumptions  based  on  data  and  knowledge  of  this  industry which  the  Company  believes  to  be  reasonable.  

However, this data is inherently imprecise, although generally indicative of relative market positions, market shares 

and performance characteristics.  While the Company is not aware of any misstatements regarding any industry data 

presented herein, the industry involves risks and uncertainties and is subject to change based on various factors. 
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REPORT OF MANAGEMENT AND DIRECTORS ON OIL AND GAS DISCLOSURE 

Management  of Gale  Force  Petroleum  Inc.  (the  “Company”)  is  responsible  for  the  preparation  and  disclosure  of 
information  with  respect  to  the  Corporation’s  oil  and  gas  activities  in  accordance  with  securities  regulatory 
requirements. This information includes reserves data which are estimates of proved reserves and probable reserves 
and related future net revenue as at June 30, 2010, estimated using forecast prices and costs. 
 
An independent qualified reserves evaluator has evaluated the Corporation’s reserves data.  The report of the 
qualified reserves evaluator is presented below. 
 
The Reserves Committee of the board of directors has  
 
(a) reviewed  the  Corporation’s  procedures  for  providing  information  to  the  independent  qualified  reserves 

evaluator;  
(b) met with  the  independent qualified  reserves  evaluator  to determine whether  any  restrictions  affected  the 

ability of the independent reserves evaluator to report without reservation; and 
(c) reviewed the reserves data with management and the independent qualified reserves evaluator. 

 
The Reserves Committee of  the Board of Directors has reviewed  the Corporation’s procedures  for assembling and 
reporting  other  information  associated  with  oil  and  gas  activities  and  has  reviewed  that  information  with 
management.  The Board of Directors has, on the recommendation of the Reserves Committee, approved 
 
a) the  content and  filing with  securities  regulatory authorities of Form 51‐101F1  containing  reserves data and 

other oil and gas information;  
b) the Company not filing Form 51‐101F2 which is the report of the independent qualified reserves evaluator on 

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

 
Because  the  reserves  data  are  based  on  judgements  regarding  future  events,  actual  results  will  vary  and  the 
variations may be material. However, any variations should be consistent with the fact that reserves are categorized 
according to the probability of their recovery.  
 
 
“Signed”__________            “Signed”___________ 
Michael McLellan, CFA          Guillaume Dumas, Director     
Chairman and Chief Executive Officer 

 
 
“Signed”___________           “Signed”___________ 
John Trosclair, P. Eng             Joseph F. Langston, Jr., CPA 
Director and Chief Operations Officer        Director 
 
 


